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Выпускная квалификационная работа содержит 104 стр., 8 частей,            
18 рисунков,  25 таблиц,  15 источников,  1 приложение. 
МЕСТОРОЖДЕНИЕ, ЗАЛЕЖЬ, СКВАЖИНА, ПОКАЗАТЕЛИ 
РАЗРАБОТКИ, МЕТОДЫ ИНТЕНСИФИКАЦИИ, ГИДРОРАЗРЫВ ПЛАСТА, 
ОБОРУДОВАНИЕ, ОБРАБОТКА ПРИЗАБОЙНОЙ ЗОНЫ ПЛАСТА, 
ТЕХНОЛОГИЯ. 
 Цель работы – Изучение эффективности методов интенсификации 
притока жидкости к скважине на Самотлорском нефтегазовом месторождении. 
Первая часть включает в себя общие сведения о месторождении, 
описание  природно-климатических и инженерно-геологических особенностей 
района, историю освоения месторождения.  
 Во второй части дана краткая геологическая характеристика 
месторождения. 
 В третьей части дана краткая характеристика состояния разработки 
месторождения и фонда скважин. 
 В четвертой частипроведенанализ эффективности методов 
интенсификации притока жидкости к скважине. 
 В пятой части проведен анализ гидроразрыва пласта на 
Самотлорском месторождении. 
 В шестой части рассмотрена конструкция скважин, устьевое 
оборудование и оборудование, используемое при гидроразрыве пласта. 
 Седьмая  часть содержит меры по производственной и 
экологической безопасности на Самотлорском нефтегазовом месторождении. 
 Дипломная работа выполнена в текстовом редакторе MicrosoftWord, 
MicrosoftExcel, MicrosoftPowerPoint.   
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ВВЕДЕНИЕ 
 
Эффективность извлечения нефти современными методами разработки во 
всех нефтедобывающих странах считается неудовлетворительной. 
Неизвлекаемые запасы нефти достигают до 75% от геологических запасов 
нефти. Остаточные запасы нефти по отдельным месторождениям, в 
зависимости от строения и условий разработки составляют от 30 до 
90%.Геологические запасы нефти на месторождениях мира достигают более 
500 млрд.т., из них более 300 млрд.т. относятся к категории неизвлекаемых.  
Но извлечение из остаточных запасов нефти 10-15% в среднем, или 30-40 
млрд.т., возможно и изучаемыми в нестоящее время методами увеличения 
нефтеотдачи пластов. Поэтому эти запасы нефти на разрабатываемых 
месторождениях являются резервом для увеличения извлекаемых ресурсов и 
важной целью для применения методов увеличения нефтеотдачи. 
Методы извлечения остаточных запасов нефти могут применяться в виде 
различных модификаций. Они сопровождаются сложнейшими физико-
химическими, газодинамическими, микробиологическими, гравитационно-
сейсмическими процессами и требуют всесторонних исследований и 
промысловых испытаний, прежде чем их промышленно применять. 
Одним из эффективных методов повышения продуктивности скважин и 
увеличения темпов отбора нефти из них, является гидравлический разрыв 
пласта(далее ГРП).Гидроразрыв пласта (ГРП) является одним из наиболее 
сложных видов работ на нефтепромыслах. Применение ГРП на объектах 
Западной Сибири показало эффективность метода на низкопроницаемых  
заглинизированных  пластах, разработка которых  другими способами 
затруднена.  
Цельюработы является анализ эффективности применяемых методов 
интенсификации притока жидкости к скважине для продуктивных пластов 
Самотлорского нефтегазового месторождения и проведения гидроразрыва 
пласта на примере ОАО «ТНК-Нижневартовск».Для исследования мною 
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выбран объект АВ1 в западной части зоны деятельности предприятия. Здесь 
сосредоточено 52,5 млн.т  балансовых и 19,2 млн.т извлекаемых запасов 
нефти.[15] 
 
1. Общие сведения о месторождении 
 
1.1. Характеристика района работ 
 
Самотлорское нефтегазовое месторождение находится в 
Нижневартовском районе Ханты-Мансийского автономного округа Тюменской 
области, в 750 км к северо-востоку от города Тюмени и в 15 км от города 
Нижневартовска. В непосредственной близости к рассматриваемому 
месторождению располагаются разрабатываемые – Аганское (с запада), Мало-
Черногорское (с северо-востока), Мыхпайское (с юга) месторождение. 
Географически район месторождения приурочен к водоразделу рек Вах, 
являющейся судоходной, и Ватинского Егана, правых притоков реки Оби. 
Рельеф слабопересеченный, с абсолютными отметками от плюс 45 до плюс 75 
метров. Площадь месторождения сильно заболочена. Есть много озер. 
Наиболее крупными озерами являются: Самотлор (его площадь 62 км.2), 
Кымыл-Эмитор, Белое, Окунево, Калач, Проточное, Мысовое, Урманное. 
Многие озера и болота в зимний период не промерзают  Схема района работ 
показана на рисунке 1.Растительность - смешанные леса с преобладанием 
хвойных пород и тальниковыми кустарниками, произрастающими по берегам 
рек и озер. 
Климат территории континентальный с коротким прохладным летом и 
продолжительной холодной зимой. Среднемноголетняя годовая температура 
воздуха составляет минус 30С. Наиболее холодным месяцем года является 
февраль (минус 230С), самым теплым – июль (плюс 180С). Абсолютный 
зарегистрированный минимум температур минус 49 0С в январе, абсолютный 
максимум плюс 39 0С – в июле. 
 Ближайшие населенные пункты, город Нижневартовск, город Мегион, 
поселок Покур, поселок Вата,расположены на берегу реки Оби в 35-ти и более 
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километрах от рассматриваемого месторождения. Коренное население этого 
района – русские, ханты и манси.  
Промышленные запасы нефти по месторождению приурочены к пластам 
АВ1, АВ1-2, АВ1-3, АВ2-3, АВ4-5, БВ8
0, ВВ8
1-2, БВ10, ЮВ1-2. 
КСП - 21
КНС - 22
КНС - 5Р
КСП - 5
ДНС -2 2
КС - 4
ДНС -4
ДНС -1 9
КС - 19
ДНС -3 9
ДНС -1
КС - 1
дн с -33
КСП - 23
КНС - 36
КНС - 37
КНС - 18
ДНС -1 3
КНС - 7
КСП - 6
ДНС -2 6
КНС - 12
КСП1 1
КСП1 6
ДНС1 7
КНС2 8
ДНС2 7
КСП1 0
ДНС2
КНС1 5
КНС2 9
Тр убн ая_ ба за
БГПЗ
БЦТП
КС1 0
КНС8
ДНС2 5
УМР1
КС2
КСП3
КСП9
КНС
КНС1 7
ДНС
БПО
Водоз аб ор
КНС - 3
НПС
ЦТП
НТГМ
г.Излучинск
г.Нижневартовск
Самотлорское месторождение
СНГДУ№2
СНГДУ№1
Черногорнефть
Лицензионная  граница
Лицензионная  граница ЧН
Сраница СНГДУ
ДНС КСП
Дороги магистральные
Посёлки
Условные обозначения
 
Рисунок 1.1 - Схема района работ 
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1.2 История освоения месторождения 
 
Самотлорское нефтегазовое месторождение открыто 
Главтюменьгеологией в 1965 г. В 1968 г. на бюро ЦКР (протокол № 184) 
рассмотрена технологическая схема разработки участка на южной части 
месторождения. В ней было предусмотрено выделение двух объектов, бурение 
18 нагнетательных и 44 добывающих скважин, уровень добычи нефти должен 
составлять 5,5-6 млн. т /год. 
В 1969 г. при составлении Генеральной схемы на месторождении 
площадью более 1200 кв. км было пробурено всего 33 разведочных скважины. 
Запасы нефти пластов АВ1, АВ2-3 и БВ10 на 40-80% относились к категории С2.  
Центральная комиссия по разработке месторождений Миннефтепрома 
приняла вариант с 3-х рядной системой и сеткой скважин плотностью 64га/скв. 
(800 на 800м2) , шириной полос 3,6 км с выделением: пластов БВ8-БВ10 и 
пластов АВ4-5-АВ1. -Предусматривалась одновременная раздельная 
эксплуатация этих пластов. За счёт бурения 270 скважиндобыча нефти была 
около 50 млн. т в 1975 г. При обсуждении Генеральной схемы разработки 
Самотлорского месторождения 22.01.1971 г. было принято решение: 
 рассмотреть вариант разработки с бурением сеток на пласт АВ2-3 и 
на пласт БВ10 с организацией 3-х и 5-ти рядных блоковых систем разработки; 
 учесть мероприятия по интенсификации добычи нефти: переноса 
фронта нагнетания, очагового заводнения, бурения скважин и т.д. 
По этим решениям  в 1971 г. была выполнена работа «Авторский надзор 
за реализацией Генеральной схемы разработки Самотлорского 
месторождения». Рассмотрев её в августе 1971 г., центральная комиссия 
постановила принять систему разработки месторождения, обеспечивающую 
добычу нефти в 1975 г. – 60 млн. т, в 1980 г. – 100 млн. Принятые положения 
системы разработки распространены на всё месторождение, кроме уже 
разбуренной полосы. Генеральную схему с изменениями переименовали в 
«Принципиальную схему разработки Самотлорского месторождения», которая 
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была утверждена Коллегией МНП в апреле 1972 г. При обосновании 
Принципиальной схемы было уже 78 разведочных и 55 эксплуатационных и 
нагнетательных скважин. Гидродинамические исследования проведены в 62 
разведочных и 37 добывающих скважинах. Запасы категории С2  уменьшились 
до 15- 40%. В течение 1973-1975 годов вносились дополнения в 
«Принципиальную схему разработки», в том числе было предусмотрено:  
 первоочередное разбуривание горизонтов БВ8, АВ4-5 и БВ10;  
 разрезание горизонта АВ4-5 по внутреннему контуру нефтеносности. 
 По заданию Миннефтепрома в апреле 1974 г. институтами ВНИИ и 
Гипротюменнефтегазом при участии Главтюменнефтегаза были изучены 
условия и перспективы разработки месторождения. В 1975 г. все запасы уже 
относились к категории АВ и С1 и только по пласту АВ1
3
 до 35% запасов были 
в категории С2. После уточнений толщины всех пластов претерпевали 
существенные изменения. По пласту АВ2-3 уменьшились на 12-14%, по пласту 
АВ1
3
 на 100%, соотношение вязкостей нефти и воды по всем пластам 
увеличилось на 20-25%. Нефтенасыщенность снизилась на 6-9%.  
Комплексная схема разработки Самотлорского месторождения 
выполнена совместно СибНИИНП и ВНИИ, была рассмотрена на Центральной 
комиссии по разработке нефтяных месторождений Миннефтепрома (протокол 
№ 478 от 24 марта 1976 г.) и утверждена Коллегией Миннефтепрома нефтяной 
промышленности (протокол № 15 от 25 марта 1976 г.). 
Были приняты следующие основные решения: 
 достижение максимального годового уровня 130 млн. т в 1979 г. и 
сохранение его в течение 4-5 лет; 
 фонд скважин – 7786, в том числе: 4955 – добывающих, 2038 – 
нагнетательных, 793 – резервных; 
 разбить горизонт БВ8 на объекты разработки БВ8
0, БВ8
1-2, БВ8
3
; 
 бурение самостоятельных скважин на пласты группы АВ и группы 
БВ в пределах трехрядных блоков; 
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 отрезание чистонефтяной зоны объекта разработки АВ4-5 кольцевой 
батареей нагнетательных скважин; 
 организация центрального ряда в чистонефтяной  зоне объекта АВ4-
5; 
 организация барьерного заводнения, размещение добывающих 
скважин в подгазовой зоне горизонтов АВ2-3 и АВ1
3
; 
 усиление линейной системы воздействия в зонах низкой  
продуктивности очаговыми скважинами. 
В Комплексной схеме разработки месторождения был заложен 
ограничительный критерий  
 в чистонефтяной зоне пласта БВ10 равной 4 м; 
 в водонефтяной зоне пласта АВ4-5 равной 14 м; 
 в водонефтяной зоне других пластов равной 6 м; 
 в подгазовых зонах всех пластов равной 6 м. 
Вследствие чего около 600 млн.т балансовых запасов нефти 
месторождения оказались за границами разбуривания. извлекаемые запасы 
нефти оказались на 589 млн.т меньше утвержденных ГКЗ. Показатели 
утвержденного 7-го варианта Комплексной схемы приведены  в таблице 1.1. 
 
Таблица 1.1- Основные показатели комплексной схемы разработки 
Самотлорского месторождения 
 
Фонд 
скважин 
Объект разработки 
 
Балансовые запасы, 
млн.т 
Плотность  
сетки, га/скв. 
 Добываю
щих. 
Нагнетате
льных. 
Пробурен
ных 
К. С. Утв. ГКЗ 
СССР 
1973 
Вовлек. в 
разраб. по 
К.С. 
 
АВ1 1234 744 2187 1022,64 1022,64 806,662  
АВ2-3 907 520 1689 851,478 851,48 623,627 50,4 
АВ4-5 393 98 619 949,623 949,62 860,639 58,8 
БВ8
0
 371 75 446 223,850 223,85 180,639 129,4 
БВ8
1-2 
1049 248 1514 1235,73 1362,54 1139,33 1,5 
БВ8
3 
352 74 426 129,813 * 143,696 4,4 
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Окончание таблицы – 1.1 
 
1976 по 1980гг. уточнились контуры нефтеносности, газоносности и 
водоносности, строение проницаемой части, установлена изменчивость 
коэффициентов нефтенасыщенности по толщине залежи и по элементам 
неоднородности проницаемой части объектов разработки.За счет высоких 
темпов освоения месторождения на 24,3 млн.т превышен проектный уровень 
добычи нефти. Эти обстоятельства явились причиной уточнения запасов нефти 
и прогнозных показателей разработки месторождения. По постановлению 
Коллегии Миннефтепрома за № 12 от 13 марта1980 г был составлен проект 
разработки. После утверждения его Коллегией Министерства, экспертной 
комиссией (образована по приказу Госплана СССР № 187 от 15 декабря 1982 
года) была проведена экспертиза проекта разработки Самотлорского 
нефтегазового месторождения.Рекомендации Государственной экспертной 
Комиссии Госплана СССР были отражены в постановлении от 15 июня 1983 г. 
№ 13 и в приказе Министерства нефтяной промышленности № 403 от 26 июля 
1983 года «О мерах по выполнению постановления». Предлагалось провести 
исследовательские работы и решить вопросы технологии разработки и 
плотности сетки скважин низкопродуктивных зон.  
Получив анализы результатов, в 1989 году составили уточненный проект 
разработки. Комиссия, под председательством академика Черских Н.Р., 
рекомендовала его к практическому применению с ограничениями: 
 до 1990 года не бурить 1380 добывающих и нагнетательных 
скважин в водонефтяных и подгазовых частях эксплуатационных объектов,  
 до 1990 года не бурить 1100 новых скважин, расположенных во 
всех зонах имеющих начальный дебит менее 10 т/сут.; 
БВ10 511 277 900 358,964 358,97 205,484 7,7 
Итого 4907 2086 7786 4769,11 4769,11 3960,35 252,2 
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 по неразбуренным краевым водонефтяным и подгазовым зонам, с 
нефтенасыщенной толщиной пласта более 4 м, а также по неразбуренным 
зонам тонкого и усеченного тонкого чередования горизонтов АВ1
3
 и АВ2-3. 
 Третий вариант является развитием основных решений по более полному 
вовлечению в разработку низкопродуктивных зон пластов БВ10, БВ8
3, АВ2-3 и 
АВ1. Для увеличения выработки запасов нефти необходимо было уменьшить 
расстояние между скважинами 
Объект БВ10.  в пластах с тонким переслаиванием песчано-алевролитовых 
и глинистых пород в зонах низкой продуктивности и в зонах с развитием 
монолитных песчаников, в краевых зонах, в пределах двухметровой изопахиты, 
скважины размещаются по сетке 375 на 375 м. Система разработки – линейная, 
с переходом на площадную. Дополнительно требуется пробурить  428 скважин. 
Коэффициент нефтеотдачи – 0,472. Общий фонд – 2116 скважин. 
Объект БВ8
3
. В зонах тонкого переслаивания песчанно–алевролитовых  и 
глинистых пород скважины размещаются в пределах двухметровой изопахиты 
по сетке 375 на 375 м. Система разработки – площадная обращенная 
семиточечная. Дополнительно требуется пробурить 267 скважин. КИН – 0,472. 
Общий фонд – 705 скважин. 
Объект БВ8
0. Принцип разработки как на объекте БВ8
3. Дополнительно 
требуется пробурить 642 скважины. КИН – 0,5. Общий фонд – 1574 скважины,  
Объект БВ8
1-2
 Мероприятия как во втором варианте. КИН– 0,68. 
Объект АВ4-5. Мероприятия по второму варианту и третьему одинаковы. 
Объект АВ2-3. Размещение скважин запроектировано по всей площади 
залежи в пределах двухметровой изопахиты. В зонах самостоятельного 
развития тонкослоистых песчаников предусмотрено уплотнение сетки скважин 
до 16 га/скв. Система разработки площадная, семиточечная, обращенная. В 
слабо изученных зонах и зонах совместного развития тонкослоистых 
песчаников и монолитов бурят скважины для выработки запасов нефти 
тонкослоистых песчаников. Поэтому разбуривали в два этапа. На первом этапе 
по сетке 750 на 750 м. На втором этапе бурение начали в 1990 году. 
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Дополнительно ко второму варианту требуется пробурить 2423 скважин. 
Коэффициент нефтеотдачи – 0,432. Общий фонд – 5705 скважин. 
Объект АВ1. Принципы размещения скважин и этапы разбуривания 
приняты такие же, как по объекту АВ2-3. Коэффициент нефтеотдачи – 0,388. 
Общий фонд – 5453 скважин, из них на первом этапе бурится 2599 скважин. 
Итого по третьему варианту вовлекается в разработку 4623,4 млн. т. 
балансовых запасов. Коэффициент нефтеотдачи – 0,537.[13] 
 
2. Геологическая часть 
 
2.1. Геологическая характеристика месторождения 
 
В основу стратиграфического расчленения разрезов скважин 
положена унифицированная стратиграфическая схема, принятая на 
межведомственном совещании в 1968 году в городе Сургуте. 
В геологическом строении Нижневартовского свода, где 
расположено Самотлорское месторождение, принимают участие породы 
доюрского фундамента, мезо-кайнозойских терригенных отложений 
платформенного чехла. 
Палеозойский фундамент представлен сильно 
метаморфизованными глинистыми и глинисто-слюдистыми сланцами. 
Максимальная вскрытая толщина этих пород на месторождении 
составляет 87 метров. 
Юрская система. Породы залегают с резким угловым несогласием 
на породах фундамента и представлены тремя отделами. Они 
характеризуются четко выраженным двучленным строением. Нижний и 
средний его отделы – континентальными осадками, верхний – морскими. 
Тюменская свита (нижняя и средняя юра) представлены 
неравномерным чередованием аргиллитов, алевролитов и песчаников. 
Верхняя часть свиты сложена аргиллитами и песчаниками (пласт Ю2). 
Нижняя – аргиллитами темно-серыми, почти черными с обильными 
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углистыми вложениями. Толщина отложений тюменской свиты 
составляет 220-250метров. 
Верхняя юра представлена преимущественно морскими осадками 
васюганской, георгиевской и баженовской свит.  
Васюганская свита (келловей-оксфорд) по литологии делится на две 
части. Нижняя сложена аргиллитами темно-серыми, ее толщина 25-
36метров. Верхняя представлена преимущественно песчаным разрезом и 
включает в себя пласт ЮВ1. Песчаники и алевролиты, серые и светло-
серые, часто за счет примеси глауконита, зеленоватые, мелкозернистые, 
реже среднезернистые. Коллекторы верхней подсвиты васюганской свиты 
промышленно нефтеносны (горизонт ЮВ1). Толщина васюганской свиты  
50-60метров.  
Георгиевская свита (кимеридж) представлена аргиллитами темно-
серыми, почти черными, плотными, слюдистыми с тонкими прослоями 
известняков и включениями глауконита. Толщина свиты до 4 метров. 
Баженовская свита сложена аргиллитами темно-серыми, почти 
черными, плотными,  битуминозными. Породы баженовской свиты 
являются хорошо выдержанными по всему региону и являются 
отражающим горизонтом «Б» – толщина до 20метров. 
Меловая система представлена нижним и верхним отделами, 
сложенными морскими, прибрежно-морскими и континентальными 
осадками. 
Нижнемеловые отложения представлены на рассматриваемой территории 
породами Мегионской, Вартовской, Алымской, низов Иокурской 
свитМегионская свита (берриас-валанжин) по литологии делится на 4 части. 
Нижняя часть – сложена аргиллитами серыми и темно-серыми. На них 
залегает анимовская толща, представленная переслаиванием песчаников, 
алевролитов и аргиллитов. В пределах площади пласты песчаников именуются 
пластами БВ14-22, а БВ19-22 являются промышленно нефтеносными. Толщина 
достигает 80 метров. 
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Агимовская толща перекрывается аргиллитами темно-серыми или 
серыми алевролитами с прослоями песчаников. Разрез свиты завершается 
преимущественно песчаной толщей, в которой выделяются пласты БВ8-12 – 
песчаники светло-серые, серые, мелко и среднезернистые, разделенные 
прослоями аргиллитов, алевролитов и карбонатных разностей. На данном 
месторождении промышленно нефтеносными являются песчаник, 
приуроченные к пластам БВ10 и БВ8. Толщина свиты 326-370метров. 
Вартовская свита подразделяется на две подсвиты. В основании нижней 
подсвиты залегает пачка аргиллитов, выше – толща переслаивание серых 
песчаников, алевролитов и аргиллитов. Верхняя часть свиты включает 
продуктивные пласты АВ2-8. Общая толщина вартовской свиты – до 400 
метровАлымская свита состоит из двух частей. Верхняя подсвита делится на 
две пачки: верхняя – сложена аргиллитами темно-серыми с частыми тонкими 
прослоями алевролитов. Нижняя подсвита представлена, в основном, 
песчаниками и выделяется в разрезе как горизонт АВ1. Общая толщина 
отложений Алымской свиты 67-84метра. 
Покурская свита объединяет осадки антского, альбского и сеноманского 
ярусов. Она представлена переслаиванием песчаников с алевролитами и 
глинами. В сеноманских песчаниках обнаружена небольшая газовая залежь. 
Толщина свиты 680-725метров. Вышезалегающая часть меловой системы 
представлена преимущественно глинистыми осадками Кузнецовской, 
Березовской и Ганткинской свит, толщиной 250 - 300 метров. 
Палеогеновая система состоит в нижней части, в основном, из глин 
морского происхождения (талицкая, люлинворская, чегинская свиты), толщина 
которых составляет 280-320 метров, выше залегают континентальные осадки – 
переслаивание глин, песков, бурых углей с остатками древесины (Алымская, 
Новомихайловская, Журавская свиты). Толщина осадков 235-240 метров. 
Четвертичные отложения – супеси, суглинки, пески, торф, залегают на 
поверхности осадков Журавской свиты, толщина их достигает до 125 метров. 
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2.2. Продуктивные пласты 
 
На Самотлорском месторождении геологический разрез характеризуется 
широким диапазоном нефтегазопроявлений. В 1973 году в ГКЗ СССР по 
промышленным категориям (А+В+С1) утверждались запасы нефти и 
свободного газа  по продуктивным пластам – АВ1, АВ2-3, АВ4-5, АВ6-7, БВ8
0
, 
БВ8
1+2+3, БВ10
0, БВ10
1-2
 и ЮВ1. Залежь Самотлорского и Мыхпайского поднятий 
объединяются единым полем нефтеносности. Не отмечается прогиба и по 
сейсморазведке. Однако, учитывая различные уровни ВНК по залежам на 
Самотлорском (2075м) и Мыхпайском (2104 м) поднятиях, следует ожидать 
очень узкого и глубоко прогиба между ними. На рисунке 2 приведен литолого-
стратиграфический разрез Самотлорского месторождения. 
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Рисунок 2.1 - Литолого-стратиграфический разрез. 
 
 
Основные параметры залежи не изменились: ее размеры 39 на 26 км, 
высота 150 м, нефтенасыщенная толщина 17,3 метра. 
Западно-Черногорская залежь разбуривается эксплуатационным 
бурением с центральной части, краевые зоны не разбурены, но по 
имеющимся материалам можно ожидать увеличение площади залежи. 
Размеры залежи 7,5 на 5,5 км, высота 33 метра, нефтенасыщенная толщина 
7,9 метра, тип - пластово-сводовый. 
Залежи в пласте БВ8
0
 выявлены на Самотлорской площади и в 
пределах утвержденного контура разбурены по эксплуатационной сетке. В 
юго-западной части обширное поле не коллекторов расчленилось на 
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отдельные участки и граница залежи между Самотлорской и Мыхпайской 
поднятиями не установлена. В южной и юго-восточной частях контур 
залежи также не замыкаются. Залежи имеют размеры 43 на 27 км, их высота 
155 метров, нефтенасыщенная толщина 4,3 метра, тип залежи -  пластово-
сводовый. 
Горизонт АВ1 отличается от других горизонтов весьма сложным 
взаимоотношением песчаников, алевролитов и глин, и разделяется на два 
пласта: верхний АВ1
1-2
 и нижний АВ1
3
. В каждом пласте по признаку 
различия литораций выделяются литотипы: два в АВ1
1-2
 и три АВ1
3
. 
Верхний пласт разделяется на глинистую и песчаную части, в нижней 
выделяются монолитные песчаники, тонкое чередование песчано-
глинистых пород и глинистые песчаники. В ходе литоло-геологического 
изучения разреза выявлено породы с разнообразной текстурой. 
Характерной текстурой для данного горизонта является «рябчик». 
«Рябчиком» называются песчано-глинисто-алевролитовые породы, 
характеризующиеся пятнистой текстурой с беспорядочным волнисто-
линзовидным чередованием песчано-алевритовых и глинистых пород 
толщиной от долей миллиметра до 5-6 миллиметров. Суммарная масса 
«рябчиковых» пород составляет в среднем 67%, а слабо глинистых 
песчаников только 2,1%. На западных и центральных участках 
Самотлорского месторождения «рябчиковые» породы приурочены в 
основном к верхней части пласта АВ1
1-2, а на восточном крыле структуры к 
нижней части. В большинстве скважин «рябчик» встречается по всему 
разрезу. При этом в ряде скважин отмечается тенденция глинизации 
«рябчика» от подошвы к кровле пласта. По сравнению с рябчиковыми 
породами пласта АВ1
1-2
 в тонкослоистых и глинистых породах пласта АВ1
3
 
меньше глинистого и мелко-алевритового материала и несколько больше 
песчаных фракций, в песчаном типе разреза наоборот. 
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Пласт АВ1
3,по сравнению с АВ1
1-2
, имеет более высокие средние 
значения пористости. Они округленно равны по тонкослоистым и 
монолитным разрезам по 25 %, по глинистым 22 % и в целом 25 %. 
Проницаемость по пласту АВ1
3
 выше в глинистых и тонкослоистых 
породах, и ниже в монолитных пластах, чем по пласту АВ1
1-2
. 
Горизонт АВ2-3 отличается высокой литологической 
неоднородностью, с частым чередованием глинистых и песчано-
алевролитовых слоев переменной толщины с линзовидными обособлениями 
карбонатных пород. На горизонте АВ2-3 наблюдается замещение песчано-
алевролитовых отложений глинистыми в северо-западных и южных 
участках месторождения. На остальной территории опесчанивание или 
глинизация кровли, подошвы, либо средней части горизонта 
характеризуется  незакономерным локально-пятнистым распределением. По 
характеру взаимоотношения песчано-алевритовых и глинистых слоев в 
горизонте АВ2-3 выделяется два типа разреза. 
Первый тип это тонкослоистое чередование песчаников, алевролитов 
и глин с толщиной не более 4,0 метра. 
Второй тип разреза – песчаный (монолитный) представлен 
песчаниками, умеренно и слабоглинистыми, хорошо отсортированными с 
прослоями алевролитов, крупнозернистых, хорошо и 
среднеотсортированных. 
Горизонт АВ4-5 отличается от вышезалегающих горизонтов группы 
АВ однородным строением. Лишь в краевых частях структуры отмечается 
некоторое увеличение глинистых пород, особенно заметное в западном 
крыле. В горизонте АВ4-5 существенно преобладает песчаный тип разреза 
(монолиты), на долю которых приходится около 95%. Тонкослоистое 
чередование встречается в единичных скважинах. Горизонт АВ4-5 
представлен среднемелкозернистыми песчаниками, реже алевролитами. По 
сравнению с выше описанными, коллекторы горизонта АВ4-
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5характеризуются меньшей глинистостью и большим количеством 
песчаных функций. 
Горизонт БВ8 основной объект разработки на Самотлорском 
месторождении, где достаточно хорошо выдержан по простиранию. Вместе 
с тем по разрезу горизонта наблюдается литологическая неоднородность, 
обусловленная переслаиванием и взаимозамещением проницаемых и 
непроницаемых пород. В составе горизонта БВ8выделяются три пласта: 
верхний БВ8
0,средний БВ8
1-2
 и нижний БВ8
3
. Эти пласты отделяются друг от 
друга глинистыми породами, но есть участки слияния среднего и нижнего 
пластов в один объект БВ8
1-2-3. Он рассматривается как самостоятельная 
часть горизонта БВ8. По характеру и взаимоотношению неоднородности 
пластов выделено три типа строения горизонта БВ8 
Первый – пласты обособлены, составляет 46,7 % объема горизонта.  
Второй – пласты БВ8
1-2
 и БВ8
3
 сливаются, БВ8
0
 обособлен:32,9 % 
объема горизонта.  
Третий тип – все пласты сливаются – занимает объем   20,3 %. 
В горизонте БВ8 доминирующее значение занимают песчаники, с 
относительно небольшой глинистостью, высоким содержанием песчаной 
фракции, хорошей сортировкой, низкой карбонатностью. Алевролиты 
играют подчиненную роль и чаще приурочены к зонам частичного 
замещения песчаников глинисто-алевритовыми породами. 
В пласте БВ8
0
 коллекторы северо-западного участка представлены 
хорошо отсортированными слабоглинистыми песчаниками. В юго-
восточной части месторождения в тех же породах увеличивается 
количество глинистого  алевритового материала, ухудшается сортировка, 
но зато возрастает содержание среднепесчаной фракции. На северо-
западном участке коллекторы нефтяной зоны отличаются от пород 
водонефтяной зоны более высоким содержанием глинистой и алевритовой 
фракции, большей общей карбонатностью и меньшей зернистостью. 
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Пласт В8
1-2
 почти по всей площади месторождения слагается 
песчаниками средне- и мелкозернистыми, малоглинистыми, хорошо 
отсортированными с небольшим содержанием мелкоалевритовых 
обломочных частиц. В коллекторах южного участка по сравнению с 
северным отмечается меньшее количество алевритовой и глинистой 
фракций, несколько большее содержание растворимых в 5 %  HCL 
компонентов и мелкопесчаного материала. На северном участке в 
направлении от нефтяной зоны к водонефтяной уменьшается количество 
песчаного материала и возрастает содержание глинистой и алевритовой 
фракций. 
Пласт БВ8
3
 представлен преимущественно песчаными коллекторами, 
хорошо отсортированными, умеренно глинистыми, мелкозернистыми. В 
нефтяной зоне южного участка в породах увеличивается количество 
песчаных фракций, а северного – алевритовой. 
Пласт БВ8
1-2-3
 представлен в основном песчаниками мелко 
среднезернистыми, хорошо отсортированными, слабо глинистыми. 
Песчаники водонефтяной зоны имеют меньше глинистой, алевритовой и 
мелкопесчаной фракций, зато больше среднепесчаного материала. 
Для горизонта БВ8 и его пластов закономерности площадного 
распределения гранулометрического и минерального состава не 
установлены.Накопленная при благоприятных условиях мощная пачка 
песчаников горизонта БВ8 характеризуется в целом хорошими 
коллекторскими свойствами. 
Верхний пласт БВ8
0
 имеет среднюю пористость 23,9 % (в пластовых 
условиях 22,7 %), средняя проницаемость пласта составляет 0,206 мкм2. 
При этом в нефтеносной части проницаемость пласта гораздо больше, чем в 
водоносной. Основной продуктивный пласт БВ8
1-2
 имеет среднюю 
пористость -23,9 %, как и БВ8
0. Проницаемость варьирует в широком 
диапазоне от 0,002 до 5 мкм2, в среднем 0,582 мкм2.  
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Пласт БВ8
3
 имеет пористость от 20 до 30 %, в среднем - 24,2 %. 
Проницаемость пород пласта весьма изменчива. 
Пласт БВ8
1-2-3
 характеризуется средней пористостью на 1 % меньше, 
чем БВ8
3. При этом пористость по нефтяной части несколько выше, чем по 
водоносой (23,3 и 22,7 %). В пластовых условиях она снижается в среднем 
на 1,3 %. Проницаемость тоже выше в нефтеносной части (в среднем 0,422 
мкм2, а в водоносной 0,3 мкм2). 
В заключении о свойствах пластов горизонта БВ8 можно отметить, 
что лучшие фильтрационные свойства имеют пласты БВ8
1-2, затем БВ8
1-2-3
, 
остальные два пласта имеют значительно меньше показания 
проницаемости. В целом для характеристики коллекторов БВ8
0
 
рекомендуются следующие значения по нефтеносной части пластов: БВ8
0
 и 
БВ8
3
 Кп-24 и 24,4 %, Кнг-69 %, Кпр-0,221 и 0,203 мкм
2; БВ8
1-2
 и БВ8
1-2-3
 Кп-
23,9 и 23,3 %, Кнг-76 и 75 %, Кпр-0,582 и 0,422 мкм
2
. 
Горизонт БВ10 в отличие от горизонта в песчаной орации 
распространен не повсеместно даже в пределах Самотлорского 
месторождения. 
В северо-западном направлении увеличивается количество глинистых 
прослоев, а затем песчаные коллекторы полностью замещаются глинами. 
По геолого-промысловым признакам в толще горизонта БВ10 выделяются 
два пласта: верхний БВ10
0
  и  нижний БВ10
1-2. Горизонт БВ10 представлен 
песчаниками мелкозернистыми, умеренно глинистыми, реже сильно 
глинистыми. 
Верхний пласт горизонта – пласт БВ10
0
 слагается породами со средней 
пористостью 23,1 %, преобладают коллекторы 4 класса, максимальные 
значения проницаемости невысокие (до 0,239 мкм2). Фильтрационные 
свойства пород водоносной части пласта более высокие, чем в нефтеносной. 
Пласт ЮВ1 Самотлорского месторождения представлен песчаниками 
и алевролитами. Детальное изучение геологического строения показало, что 
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песчаники встречаются, прежде всего, в верхней части пласта, а алевролиты 
в нижней. Коллекторные свойства: Кп=17,1 %, Кпр=0,025 мкм
2, по нефтяной 
части пласта коллекторские свойства несколько лучше, чем по водоносной. 
В целом по литолого-коллекторским свойствам пород продуктивных 
пластов Самотлорского месторождения можно сделать следующие выводы. 
Коллекторские свойства и их изменчивость по разрезу и площади 
изученных горизонтов, существенное различие в этих свойствах по 
выделенным логотипам обусловлены литологическими особенностями 
пород этих объектов. На нефтенасыщенность пород в стабилизированных 
зонах залежи основное влияние приобретает расстояние прослоя от ВНК. 
Геологический разрез пластов показан на рисунке 2.1. 
 
2.3. Свойства пластовых жидкостей и газов 
 
Законтурные воды по пластам Самотлорского месторождения 
достаточно активны. Учитывая большие размеры залежей нефти, принятая 
система воздействия с внутриконтурным заводнением с позиции энергетики 
процесса имеет высокую эффективность и для трехрядных и пятирядных 
эксплуатационных блоков. Застойные зоны по площади участков, вскрытых 
перфорацией, освоенной системой воздействия отсутствуют.  
Нефти обладают небольшой пенообразующей способностью, 
невысокими значениями коэффициента светопоглощения и коэффициента 
флокуляции. В таблице 2.1 приведены данные Г. Н. Позднышева о 
компонентном составе нефтей Самотлорского месторождения, 
определенном по Маркуссону и экстракционным методом.(Таблица 2.2) Из 
приведенных данных следует, что нефти характеризуются небольшим 
содержанием асфальтенов, сравнительно большим содержанием 
силикагелевых смол и парафинов, высоким значением Ксп силикагелевых и 
гексановых смол – 9000 - 10000. Сравнительно малое соотношение 
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асфальтенов и силикагелевых смол говорит о том, что рассматриваемые 
нефти не должны образовывать прочных оболочек на границе с водой. По 
классификации В.А.Сулина пластовые воды Самотлорского месторождения 
относятся к хлоридно-кальциевому и гидрокарбонатно-натриевому типу.  
Состав попутно добываемых вод пластов АВ1, АВ2-3, АВ4-5, БВ8 и БВ10 
Самотлорского месторождения, определенный лабораторией физико-
химического анализа ОАО «Нижневартовскнефтегаз» в 2013 году, 
представлен в таблице 2.3. Плотность поступающего на ГПЗ газа 
Самотлорского месторождения при 20ОС - 0,9106 г / л; при 0ОС - 0,9772 г / 
л. Молекулярный вес газа – 21,90.В газе присутствуют пары воды в 
количестве 1,1 г/м3, сероводород – до 3,5 г/м3. Компонентный состав газа (в 
%) Самотлорского месторождения, поступающего на ГПЗ (согласно данным 
апреля 2014 года), приведен в таблице 2.3.[13] 
 
Таблица 2.1 - Компонентный состав газа Самотлорского месторождения 
N2 CO2 CН4 C2Н6 C3Н8 nC4Н10 iC4Н10 nC5Н12 iC5Н12 C6+высш 
0,76 0,21 22,36 0,35 0,10 1,44 2,83 0,70 0,77 0,49 
 
Таблица 2.2 - Компонентный состав нефтейСамотлорского 
месторождения(по Маркуссону и экстракционным методом) 
 
Фракции 
Средняя 
проба нефти с ЦТП 
Средняя 
проба нефти с 
КСП-10 
выход % Ксп выход % Ксп 
Разделение методом Маркуссона 
Тяжелое масло 46,23 - 60,40 - 
Парафин (по Гольде)1 3,30 - 10,90 - 
Депарафинированное масло 42,93 - 49,50 - 
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Окончание таблицы – 2.2 
Силикагелевые смолы 6,40 8800,00 9,25 9600,00 
Асфальтены, осажденные н-гексанами 0,44 10000,00 0,49 13100,00 
Потери + легколетучая часть 42,97 - 25,48 - 
Разделение экстракцией 
Легкая до 80оС 28,50 - 21,66 - 
Масло (холодным изопропиленом) 67,00 - 73,00 - 
Парафин (кипящим изопропиленом) 2,72 - 3,70 - 
Гексановые смолы 0,82 9200,00 0,87 11000,00 
Асфальтены бензольные 0,92 13200,00 0,93 16000,00 
Асфальтены спирто-бензольные 0,08 19000,00 0,48 11000,00 
1Температура плавления, соответственно, 24 ОС и 35 ОС. 
 
Таблица 2.3 - Физико-химическая характеристика попутно добываемых вод 
Самотлорского месторождения по результатам исследований за 2014 год. 
Пласт 
р
Н 
Плот-
ность 
при 20ОС 
Содержание ионов, мг / л; мг-экв / л Мине-
рализац
ия, мг / 
л 
Cl
-
 HCO3
- 
CO3
2- 
Ca
2+ 
Mg
2+ 
Na
+
+K
+ 
АВ1 7,49 1,010 8508,0 
240,0 
201,3 
3,3 
4,5 
0,15 
485,0 
24,2 
134,4 
11,05 
4632,0 
201,4 
13965,0 
АВ2-3 7,57 1,006 8153,5 
230,0 
225,7 
3,7 
8,0 
0,27 
561,0 
28,0 
109,4 
9,0 
4508,0 
196,0 
13566,0 
АВ4-5 7,48 1,011 10280 
290,0 
562,7 
10,7 
6,3 
0,21 
501,0 
25,0 
206,7 
17,0 
6003,0 
261,0 
17650,0 
БВ8 7,63 1,010 7657,2 
216,0 
213,5 
3,5 
1,8 
0,06 
489,0 
24,4 
71,7 
5,9 
3680,0 
160,0 
12113,0 
БВ10 7,40 1,009 8508,0 
240,0 
250,0 
4,1 
21,6 
0,72 
641,3 
32,0 
121,6 
10,0 
4646,0 
202,0 
14189,0 
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Рис.2.7. Геологический разрез продуктивных отложений пластов АВ  - АВ , по линии скважин 
по материалам ОАО “ЦГЭ”, подсчет запасов нефти, конденсата, 
свободного и растворенного газа на основе геолого-технологической модели, Самотлорское месторождение, 2001г. .
Масштаб вертикальный 1:1000, горизонтальный 1:50000.
1 4-5
1-2
6603-33055-33056-15510-15514-33179-5537-39399-33070-
38245-18918-5541-40356-38254-5543-5544-34616-33091-7211-10925-8669 (
)
 
Рисунок 2.1 – Геологический разрез продуктивных отложений пластов AB1
1-2 
 - AB4-5. Подсчет запасов нефти, 
конденсата свободного и растворенного газа на основе геолого-технологи ской модели, Самотлорское 
месторождение, 2009 г.  
Масштаб вертикальный 1:1000, горизонтальный 1:50000.
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3. ТЕХНОЛОГИЧЕСКАЯ ЧАСТЬ 
 
3.1 Основные эксплуатационные объекты 
 
В таблице 3.2 показана динамика на 1.03.2013 г. Эксплуатационный 
фонд ЦДНГ-1 ОАО «ТНК-Нижневартовск» состоит из 495 скважин, из них 
308 скважин находятся в действующим фонде (220-ЭЦН, 77-ШГН, фонтан-
1, струйники-10), 167 в бездействующем фонде, в простое находятся 17 
скважин и 3 скважины в освоении. В таблице 3.1приведены способы 
эксплуатации скважин.В таблице 3.3 приведена динамика применяемых 
показателей разработки месторождения ОАО «ТНК- Нижневартовск». 
 
Таблица 3.1Способы эксплуатации скважин. 
Характеристика 
фонда 
на 1.01.10 на 1.01.11 на 1.01.12 на 1.01.13 на 1.01.14 
Вид насоса 
э
цн 
Ш
гн 
Э
цн 
Ш
гн 
э
цн 
ш
гн 
э
цн 
ш
гн 
Э
цн 
Ш
гн 
Эксплуатаци-
онный фонд 
348 187 354 171 357 184 328 189 335 179 
Действующий 
фонд 
229 116 232 96 240 101 227 114 222 110 
Бездействующ-
ий фонд 
119 71 122 75 117 83 101 75 113 69 
,Дающийфонд 185 89 187 73 196 78 186 88 182 87 
Простаивающий 
фонд 
44 27 45 23 44 23 41 26 40 23 
 
3.2 Состояние фонда скважин 
 
На Самотлорском месторождении  в цехе добычи нефти и газа №1 
ОАО «ТНК-Нижневартовск» в настоящее время механизированный способ 
эксплуатации скважин и состоит он из двух категорий: ЭЦН около 65%, 
ШГН-35%. Фонтанным способом эксплуатируются только 34 скважины, из 
которых 33 скважины находятся в бездействующем фонде. 
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Нагнетательный фонд на 1.01.2014. год состоит из 274 скважин. Из 
них 164 скважины в действующем фонде, 61 в бездействующем фонде, 33 
скважины в ожидании освоения. В консервации после эксплуатации 20 
скважин. 
Фонд водозаборных и поглощающих скважин на 1.01.2012 года 
состоит из 19 скважин. В бездействующем фонде 17 скважин, 2 скважины 
ликвидированы.  
Таблица 3.2 - Эксплуатационный фонд скважин ЦДНГ-1 
Фонды 01.02.2014 01.03.2014. Всего 
Всего В 
работе 
всего В 
работе 
 
Бездействующий 168  173  167 
Простои 19  15  17 
Освоение 3  3  3 
В работе 309 306 306 308 308 
ЭЦН 270 212 272 220 280 
ШГН 182 82 179 77 169 
Фонтан 34 1 33 1 33 
Струйники 13 4 13 10 13 
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Таблица 3.3Основные показатели деятельности ОАО «ТНК-Нижневартовск» за 2014 год 
 
Показатели Единицы 
измере-
ния 
Ян-
варь 
Фев-
раль 
Март Апрель Май Июнь Июль Август Сен-
тябрь 
Октябрь Ноябрь Де-
кабрь 
За год 
Добычанефтипо "ТНК-НВ" тыс.т 508,60 463,000 523,567 516,622 534,711 527,68 543,791 548,918 25,57 550,87 532,016 548,72 6324,1 
Всегопо "ТНК-НВ" млн.м3 40,745 39,481 44,155 36,207 45,970 43,319 45,097 39,732 43,48 45,46 44,160 45,05 512,85 
Сдачанефтипо "ТНК-НВ" тыс.т 503,13 436,380 534,792 491,341 527,365 526,464 541,388 530,004 522,85 545,87 526,296 536,5 6222,4 
Фондскважиннаконец 
периодадобывающих Скв 2445 2448 2458 2462 2465 2472 2472 2463 453 2441 2401 2401 28001 
Нагнетательных Скв 34 440 425 431 430 429 429 438 48 459 499 10 15510 
Действующийфондскв. на 
конец периода добывающих Скв 175 1183 1174 1178 1188 1187 1191 1188 191 1197 1209 
1
1207 111236 
Нагнетательных Скв 
1
89 
188 183 182 181 164 164 161 63 161 161 158 1864 
Среднедействующийфонддо
бывающихскв. Скв 
166 1166 1157 1161 1149 1181 1179 1174 176 1186 1198 196 112174 
Среднийдебит 1  скв. 
понефти 
т/сут. 5 15 16 16 16 16,0 16,0 16,0 6,0 16,0 16,0 6,0 1155,8 
Проходка - всегопо "ТНК-
НВ" т.м 
0,9 10,55 7,57 8,33 5,44 2,78 1,76 2 8,15 11,55 3,9 6,841 74,771 
Эксплуатация - всего тыс.м 5,1 8,7 7,1 8 2,99 1,5 0,02 0,09 5,6 9,1 3,9 5,96 58,0 
Разведка - всего тыс.м 
0,8 1,85 0,47 0,33 2,45 1,3 1,8 2,0 2,6 2,5 0,8 0,881 6,8 
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Окончание таблицы – 3.3 
Вводновыхскважин–всего Скв 
0 1 4 8 3 6 2 1 1 1 0 4 31 
  -  добывающих Скв 0 1 4 8 3 6 1 1 1 1 0 4 30 
 - нагнетательных Скв 0  0 0 0 0 1 0 0 0 0 0 1 
Обводненность % 81 81 81 81 81 80 81 80 81 81 81 80 80,8 
Кол-вокапремонтовскв. рем. 15 22 34 32 39 35 35 35 38 35 22 41 383 
Вт.ч. нефтяныхскважин рем. 12 19 19 30 14 24 27 26 14 17 19 24 245 
Вт.ч. кол-во ГРП рем. 0 0 0 0 4 9 4 3 4 4 4 7 31 
Зарезкавторыхстволов опер. 0 0 0 0 0 0 0 0 1 0 1 0 2 
Кол-вотекущихремонтовскв. рем. 102 127 134 135 148 129 151 131 147 135 117 120 1576 
Нефтьтоварная тыс.т 505,1 460,428 520,592 513,824 531,845 524,919 540,942 546,042 522,66 547,89 529,082 545,62 6288,9 
Нефтьотгруженная–всего тыс.т 420,29 496,289 483,576 592,151 451,283 518,517 599,000 533,149 444,1 617,448 545,870 499,51 6201,2 
Навнутреннийрынок тыс.т 335,29 311,289 308,576 395,149 380,93 418,469 369,000 509,149 404,1 362,448 358,870 353,51 4506,7 
Наэкспорт тыс.т 85,0 185,0 175,0 197,002 70,353 100,048 230,0 24,0 40,0 255,0 187,0 146,01 1694,4 
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4. Анализ эффективности применяемых методов интенсификации 
притокажидкости к скважине на Самотлорском месторождении 
 
4.1 Теплофизические методы воздействия воздействие на ПЗ: 
 
1) Термоаккустическая обработка ПЗП.Для сокращения времени, на 
прогрев пласта до заданной температуры совмещают с акустической. Волновое 
поле, создаваемое акустическим 
излучением,увеличиваеттемпературопроводность пласта, глубину обработки, 
выносу из частиц парафина, бурового раствора и фильтрата, твердых 
отложении солей. Глубина воздействия достигает 8 метров.  
2) Метод термогазохимического воздействия.Сущность заключается 
в том, что в скважину спускают аппарат (АДС), содержащий медленно 
сгорающий порох специального состава. Применение АДС для обработки 
пласта допустимо при заполнении скважины растворами на нефтяной 
основеиглинистыми растворами, нефтью. На забое развивается высокие 
температура и давление. После сгорания пороха СО2, и соляная кислота; COi 
уменьшают вязкость нефти и увеличивают ее объем. При этом в породе 
создаются дополнительные трещины. При движениипо трещинам и порам 
пороховые газы с начальной температурой газа 2500°С расплавляютпарафин 
и асфальто-смолистых отложения, частично растворяют карбонаты, 
уменьшают поверхностное натяжение нефти на границе с водой. 
 
4.2 Вибросейсмическое воздействие на ПЗП 
 
1) Метод пульсирующих мгновенных депрессий.Многократное 
создание максимальной депрессии при опробовании повышает проницаемость 
ПЗП за  счет  развития дополнительных трещин. Результаты опробования 
трещинного коллектора зависят от напряженного состояния призабойной зоны 
скважины и параметров опробования. Снижение горного давления приводит к 
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увеличению раскрытости трещин продуктивного пласта и снижению 
напряжения на контакте между блоками. 
2) Метод многократных импульсов направленного перепада 
давления (МИНПД) -осуществляется с помощью гидравлического 
испытателя пластов, при этом уравнительный клапан перекрывают глухой 
втулкой. В результате многократных импульсов направленного перепада 
давления твердые частицы и жидкость (вода, фильтрат) вытесняются пластовым 
флюидом к забою скважины. 
3) Разрыв пласта давлением пороховых газов делают с помощью 
порохового генератора давления для повышения нефтеотдачи плотных 
коллекторов.Применяют аппарат скважинный ПГД-БК.для создания в 
скважинах высокого давления, необходимого для разрыва пласта. Он 
работает в скважинах, заполненных жидкостью (водный раствор ПАВ, нефть 
загущенная, вода). Продуктивный пласт этих скважинобсажен трубами, 
внутренним диаметром 126 мм и более, при гидростатическом давлении от 5.0 
до 40.0 МПа и температуре в зоне пласта не более 100°С. Аппарат спускается 
в скважину на бронированном каротажном кабеле. Устанавливается на 
расстоянии минимум 7 м над требуемой зоной. После воспламенения пороха 
выделяется большое количество пороховых газов и давление начинает 
повышаться. В результате повышения давления жидкость, находящаяся в 
скважине, залавливается в пласт, что приводит к его разрыву. С целью 
улучшения проницаемости карбонатных коллекторов можно проводить 
разрыв пласта с помощью ПГД-БК с предварительным применением12- 15% 
соляной кислоты. При этом сочетаются преимущества кислотной обработки и 
гидравлического разрыва пласта. 
 
4.3Вибрационное воздействие на ПЗП 
 
Проводимость пласта можно повысить мощными ударными волнами, 
которые создаются во время взрыва на забое зарядами взрывчатых веществ. 
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При этом образуется сеть трещин в твердых породах, и благодаря тепловым 
эффектам во время взрыва создают условия, способствующие улучшению 
притока углеводородов в скважины. Разрыв пороховыми газами при помощи 
специальных снарядов АДС и генераторами давления ПГД-БК. АДС время 
сгорания 200 с, давление на забое возрастает до 100 Мпа, температура 
достигает 180-250 " С. Чтобы увеличить интенсивность ударного импульса, 
применяют заряды с меньшим временем сгорания.Продукты сгорания снижают 
вязкость нефти и при этом увеличивают приток в скважину углеводородов. Во 
время взрыва давление возрастает до 250 Мпа. Под влиянием импульса 
давления столб жидкости в скважине колеблется, создавая на зону ПЗП 
переменные нагрузки, которые способствуют образованию и раскрытию 
трещин и выносу в скважину загрязняющих поры частиц. 
 
4.4 Химические методы воздействия на ПЗП. (Кислотные обработка 
призабойной зоны пласта) 
 
Кислотные обработки скважин применяются  в следующих случаях: 
 Для обработки забоя и призабойной зоны пласта нефтяных и 
газовых скважин на месторождениях с карбонатными и терригенными 
коллекторами для увеличения их дебитов; 
 Для обработки поверхности забоя с целью удаления глинистой 
корки, как в качестве самостоятельной, так и в качестве подготовительной 
операции перед осуществлением других процессов (кислотной обработки 
призабойной зоны, гидравлического разрыва пласта). 
 При наличии слабопроницаемых доломитов, плохо растворимых в 
холодной соляной кислоте, проводится обработка забоя и призабойной зоны 
термокислотным методом. 
Солянокислотная обработка призабойной зоны - является 
эффективным методом, особенно в тех случаях, когда породы представлены 
карбонатами. При проектировании технологии проведения обработки должны 
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исходить из размера зоны пласта, подлежащей обработке, с учетом возможности 
обеспечения последовательного увеличения радиуса этой зоны. 
Эффективность обработки связана с количественным растворением 
карбонатных минералов, так и с формированием трещин, глубоко 
проникающих в пласт. Размер обрабатываемой зоны пласта зависит от 
времени нейтрализации кислоты в пласте и скорости движения кислоты от 
стенки скважины в глубь пласта. Поэтому важно для правильного 
проектирования солянокислотной обработки является определение времени 
нейтрализации кислоты в пластовых условиях. Время нейтрализации кислоты 
прямо пропорционально раскрытию трещин. В связи с тем, что в настоящее 
время нет достаточно надежных способов определения раскрытости трещин в 
пласте, значение времени нейтрализации определяется в промысловых  
условиях на основании результатов. 
Глинокислотная обработка призабойной зоны. 
ПрименяютдляобработокПЗП с песчанно-алевритовыми отложениями 
кислотными смесями получившими название глинокислот («грязевые» 
кислоты).Глинокислота, проникая в ПЗП, на карбонатные и глинистые материалы. 
При их растворении происходит очистка стенок скважины отглинистой корки.  А 
так же очистка и увеличение дренажных каналов пласта.  
Смесь соляной и плавиковой кислот активно действуют на глину. Наряду с 
этим в составе глинокислоты есть уксусная кислота, которая служит для замедления 
реакции. При проведении кислотных обработокпесчанно-глинистых коллекторов 
необходимо учитывать влияние этих кислот, их смесей и концентраций, на 
набухание глин. При  глинокислотной обработке во всех случаях необходимо 
добавка ПАВ.  
Солянофтористуюкислоту применяют для обработки пластов, проницаемость 
которых уменьшилась из-за разбухания глин. Если эти глины хорошо контактируют 
с глинокислотой, то загрязнение будет полностью удалено.  
Термокислотная обработка скважин– комбинированный процесс. 
Применяют на месторождениях нефтей с большим содержанием парафина.В первой 
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фазе процесса осуществляется тепловая (термохимическая) обработка забоя 
скважины, а во второй фазе без перерыва во времени - обычная кислотная 
обработка. Нагретая кислота расплавляет отложения на забое скважины парафина, 
смол и асфальтенов, облегчает доступ к породе кислотного раствора. При 
проведении термокислотных обработок для нагрева кислоты используют тепло, 
выделяемое в результате экзотермической реакции, происходящей на забое 
скважины между соляной кислотой и магнием, помещенным в реакционный 
наконечник. Во время термокислотной обработки важно установить правильный 
режим закачки кислоты в скважину. При быстрой подаче кислота не успевает 
отреагировать с магнием и температура ее не  повышается до необходимой 
величины. Для теплового процесса рекомендуется применять соляную кислоту  13-
15%-ной концентрации. На растворение 1 кг магния, требуется V = 8-19 л 
15%кислоты, что дает 4520 ккал. тепла,причем кислота полностью 
нейтрализуется. Рациональным считается соотношение кислоты и магния (таблица 
4.1),если после реакциитемпература раствора равна 75-90°С.При расчёте режима 
закачки надо знать, за какое время контакта кислоты с магнием произойдёт 
снижение концентрации её до заданной. (Таблица 4.2)Эффективность 
термокислотной  обработки  призабойных зон скважин можно   повысить, если 
экзотермическая реакция будет происходить не в скважине, а в пласте. Это 
достигается путем предварительного введения гранулированного магния (размер 
0.5-1.6 мм) в пористую среду пласта.[15] 
Таблица 4.1 - Соотношение количества соляной кислоты и магния. 
Увеличение 
температуры,
0С. 
 
 
15% соляная кислота (в л) на магний (в кг). 
 
Остаточна
я концентрация 
НСL, %. 
 
1 40 60 80 100 
120 50 2000 3000 4000 5000 9,6 
100 60 2400 3600 4800 6000 10,5 
85 70 2800 4200 5600 7000 11,0 
75 80 3200 4800 6400 8000 11,4 
60 100 4000 6000 8000 10000 12,2 
50 120 4800 7200 9600 12000 12,7 
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Таблица 4.2 - Время реакции соляной кислоты с магнием с 15% НСL до12,2% 
Количество 15% НСL в см3 
на 1 см2поверхности магния 
 
Время реакции до снижения 
остаточногосодержания 
При концентрации расхода 
11,5% 12,2% 
 
1,1 10 7 
 
1,7 13 10 
 
2 15 11 
 
2,7 18 13 
 
3,7 22 18 
 
4,2 25 20 
 
5,3 30 25 
 
4.5 Результаты применения физико-химических технологий 
обработки призабойных зон добывающих скважин на Самотлорском 
нефтегазовом месторождении 
 
Проблемы рациональной разработки нефтяных месторождений и повышения 
уровней добычи углеводородного сырья в настоящее время могут быть решены 
только на основе широкомасштабного применения на объектах современных 
технологий. 
Существенная роль в процессах добычи нефти отводится технологиям 
повышения продуктивности добывающих скважин. 
Эти технологии, с одной стороны, предназначены для восстановления 
естественной проницаемости коллектора путем очистки призабойной зоны пласта 
(ПЗП) от различных кольматантов, а с другой, - способствуют увеличению 
проницаемости ПЗП за счет создания дополнительных каналов фильтрации. 
Ниже рассмотрены результаты применения на Самотлорском нефтегазовом 
месторождении в 2008-2014 гг. таких физико-химических технологий ОПЗ, как 
глинокислотная обработка (ГКО), солянокислотная обработка (СКО), разглинизация 
(декольматация) призабойной зоны пласта и комплексная обработка ПЗП. Под 
комплексными обработками понимаются операции, когда после закачки в ПЗП 
кислотного состава (как правило, глинокислоты) проводятся дополнительные 
работы по удалению продуктов реакции и вызову притока с применением струйных 
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насосов, свабирования или других методов, либо кислотное воздействие 
комплексируется с перестрелом пласта. 
Всего было рассмотрено 736 операций по ОПЗ, в том числе 536 ГКО, 174 
комплексные обработки, 15 СКО и 11 операций по разглинизации ПЗП. Основные 
результаты выполненных на Самотлорском месторождении операций по ОПЗ 
представлены на рисунке 4.1 и в табл. 4.3. 
Проведенные ОПЗ позволили дополнительно с учетом переходящего эффекта 
добыть 1235,2 тыс. т нефти, или 1678 т нефти в среднем на одну скважино-
операцию. 
Из рисунка видно, что 73 % операций были выполнены по технологии ГКО, за 
счет которых получено 57 % общего количества дополнительно добытой нефти. 
Второе место как по объему внедрения, так и по количеству дополнительно добытой 
нефти занимают комплексные обработки (соответственно 24 и 37,5 %). Технологии 
СКО и разглинизации ПЗП имели незначительные объемы внедрения. 
Работы по ОПЗ добывающих скважин Самотлорского нефтегазового 
месторождения в целом характеризуются достаточно высокой успешностью, кото-
рая изменяется от 66,1 % (комплексные обработки) до 100 % (разглинизация) (см. 
табл. 4.3). 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 40 
 
Таблица 4.3 - Результаты выполненных на Самотлорском месторождении 
операций по ОПЗ. 
Показатели ГКО СКО Комплексные 
Обработки 
Разглинизация Всего 
Число операций 536 15 174 11 736 
Дополнительная добыча 
нефти, тыс.т 
675,5 27,7 523,1 7,9 1235,2 
Удельная дополнительная 
добыча нефти на 
скважино-операцию, т. 
1262 1845 3007 718 1678 
Успешность работ, % 79,1 80,0 66,1 100 76,1 
Средняя длительность 
эффекта, мес. 
11,0 11,8 28,4 8,6 14,5 
 
 
 
Рис. 4.1 - Распределение числа операций по ОПЗ добывающих скважин (а) и 
дополнительной добычи нефти от ОПЗ (б) на Самотлорском месторождении за 
2008-2014 гг. 
 
Рассмотрим более подробно результаты применения физико-химических 
технологий ОПЗ добывающих скважин Самотлорского нефтегазового 
месторождения. 
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Глинокислотные обработки. 
 
Таблица 4.4 – Результаты глинокислотных обработок на Самотлорском 
нефтегазовом месторождении 
Показатели 
 
Пласт Несколько 
пластов  
Итого 
      
ЮВ 
Число операций 
 
24 6 6 56 49 6 5 44 536 
Дополнительная 
добыча нефти, тыс.т 
353,8 43,1 4,4 162,6 57,4 4,2 3,9 47,2 676,5 
Удельная 
дополнительная 
добыча нефти на 
одну скважино-
операцию, т. 
1092 937 733 2904 1171 700 780 1073 1262 
Дебит нефти, т/сут: 
до ГТМ 
10,0 4,9 3,8 5,6 6,3 4,3 5,6 6,3 8,3 
После запуска 14,3 10,4 6,1 12,1 11,2 5,7 8,2 10,3 12,9 
Дебит жидкости, 
т/сут:до ГТМ 
21,0 18,5 12,7 22,8 23,5 8,5 16,3 36,1 22,2 
После запуска 30,7 34,4 19,1 44,3 42,5 20,8 19,4 38,6 33,8 
Обводненность, % до 
ГТМ 
52,4 73,5 70,1 75,4 73,2 49,4 65,6 82,5 62,6 
После запуска 53,4 69,8 68,1 72,7 73,6 72,6 57,7 73,3 61,9 
Прирост дебита, 
т/сут:Нефти 
4,3 5,5 2,3 6,5 4,9 1,4 2,6 4,0 4,6 
Жидкости 9,7 15,9 6,4 21,5 19,0 12,3 3,1 2,5 11,7 
Средняя 
длительность 
эффекта, мес. 
10,7 9,7 8,0 15,1 10,7 13,7 7,3 10,4 11,0 
Успешность работ 79,3 89,1 83,3 80,4 75,5 50,0 80,0 72,7 79,1 
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Из таблицы 4.4 видно, что за счет выполнения 536 операций ГКО 
дополнительно с учетом переходящего эффекта было добыто 676,5 тыс. т 
нефти, при этом 54,6 % дополнительной добычи было получено в календарном 
году выполнения обработок. Успешность проведенных операций составила 79,1 
%, удельная дополнительная добыча нефти - 1262 т на одну скважино-
операцию. Дебит жидкости в среднем увеличился на 11,7 т/сут, дебит нефти - 
на 4,6 т/сут, при этом обводненность добываемой продукции снизилась на 0,7 
%. Средняя длительность эффективного периода работы скважин составила 11 
мес. 
Глинокислотные обработки ПЗП проводились практически на всех 
эксплуатационных объектах Самотлорского месторождения. Больше всего 
операций (60,4 %) было выполнено в добывающих скважинах, 
эксплуатирующих группу пластов . На остальных эксплуатационных 
объектах объемы применения ГКО были существенно ниже. Так, в 
добывающих скважинах, эксплуатирующих пласты , , , а также 
несколько объектов одновременно, было выполнено от 8,2 до 10,4% общего 
числа ГКО. На остальных эксплуатационных объектах Самотлорского 
месторождения применение ГКО носило разовый характер. 
Удельная дополнительная добыча нефти изменялась от 699т (пласт 
) до 2904 т на скважино-операцию (пласт ). Прирост дебита 
жидкости изменялся от 2,5 т/сут (многопластовый объект) до 21,5 т/сут 
(пласт ), прирост дебита нефти - от 1,4 т/сут (пласт ) до 6,5 т/сут 
(пласт ). Успешность работ варьировала от 50% (пласт ) до 89,1% 
(пласт ). Надо также отметить, что после проведения ГКО по скважинам 
достаточно часто наблюдалось снижение обводненности добываемой 
продукции. 
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Комплексные обработки ПЗП. 
 
Таблица 4.5 - Результаты выполненных комплексных обработок в добывающих 
скважинах Самотлорского месторождения 
Показатели 
 
Пласт Несколько 
пластов  
Итого 
       
ЮВ 
Число операций 
 
61 21 11 30 30 2 5 11 3 174 
Дополнительная 
добыча нефти, 
тыс.т 
134,2 66,2 41,2 92,0 61,7 3,0 3,9 16,6 4,1 523,1 
Удельная 
дополнительная 
добыча нефти на 
одну скважино-
операцию, т. 
2201 3154 3745 3067 5391 1523 790 1513 1362 3007 
Дебит нефти, 
т/сут:до ГТМ 
5,7 1,9 5,3 3,5 4,2 2,2 9,0 3,4 3,6 4,4 
После запуска 10,5 4,9 8,9 7,8 8,4 3,9 14,6 5,9 5,9 8,6 
Дебит жидкости, 
т/сут:до ГТМ 
24,5 26,7 156,5 48,2 10,4 44,8 12,9 6,2 20,5 3,4 
После запуска 44,2 45,4 308,9 77,8 37,9 62,5 23,7 26,6 43,1 64,3 
Обводненность, % 
до ГТМ 
76,7 92,9 96,6 92,7 59,6 95,1 30,2 45,2 82,4 86,8 
После запуска 6,2 89,2 97,1 90,0 77,8 93,8 38,4 77,8 86,3 86,7 
Прирост дебита, 
т/сут:Нефти 
4,8 3,0 3,6 4,3 4,2 1,7 5,6 2,5 2,3 4,2 
Жидкости 19,7 18,7 152,4 29,6 27,5 17,7 10,8 20,4 22,6 30,8 
Средняя 
длительность 
эффекта, мес. 
25,5 40,2 51,3 32,4 27,2 30,0 9,5 13,3 16,5 28,4 
Успешность работ 78,7 42,9 63,6 60,0 66,7 50,0 40,0 72,7 66,7 66,1 
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Всего были проанализированы 174 операции, за счет которых с учетом 
переходящего эффекта дополнительно добыто 523,1 тыс. т нефти, при этом 
46,6% дополнительной добычи было получено в календарном году проведения 
работ. В целом успешность работ составила 66,1%. Удельная дополнительная 
добыча нефти равнялась 3007 т на скважино-операцию, прирост дебитов 
жидкости и нефти в среднем составил соответственно 30,8 и 4,2 т/сут, средняя 
длительность эффекта-28,4 мес. При проведении комплексных обработок в 
скважину, как правило, закачивали глинокислоту, объем которой варьировал от 
2 до 14 . 
Комплексные обработки ПЗП проводились практически на всех 
эксплуатационных объектах Самотлорского месторождения. Удельная 
дополнительная добыча нефти составляла от 790 т (пласт ) до 5391 т 
(пласт ) на скважино-операцию. Прирост дебита нефти изменялся от 1,7 до 
5,6 т/сут, успешность работ - от 40% (пласт ) до 78,7% (пласт ). 
Солянокислотные обработки 
Необходимо отметить, что на Самотлорском месторождении в последние 
годы СКО в чистом виде проводились в небольшом количестве. Всего на 
объектах , , , и  было выполнено 15 СКО, за счет 
которых с учетом переходящего эффекта дополнительно было добыто 27,7 тыс. 
т нефти. Успешность работ составила 80 %. Удельная дополнительная добыча 
нефти равнялась 1845 т на скважино-операцию. 
Дебит жидкости и нефти скважин увеличился соответственно на 56,2 и 
6,9 т/сут, обводненность добываемой продукции снизилась на 1196. 
Длительность эффективного периода работы скважин в среднем составила 11,8 
мес. СКО проводились в скважинах, дебит жидкости которых до обработки 
более чем в 6 раз превышал дебит скважин, в которых выполнялись ГКО. Этим 
объясняется относительно высокая удельная эффективность выполненных 
операций. 
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Технология разглинизации 
 
Работы по интенсификации добычи нефти с применением технологии 
разглинизации ПЗП в рассматриваемый период выполнялись только в 2009 г. 
Всего на пластах Самотлорского месторождения 
по данной технологии было выполнено 11 скважино-операций. Дополнительная 
добыча нефти с учетом переходящего эффекта составила 7,9 тыс. т. при 
среднем приросте дебита нефти 3,8 т/сут. Все обработки оказались успешными, 
удельная дополнительная добыча нефти составила 718 т на скважино-
операцию. В календарном году проведения работ было получено 25,2 /6 
дополнительно добытой нефти. 
Поскольку на Самотлорском месторождении в основном применялись 
ГКО и комплексные обработки ПЗП, представляется интересным сопоставить 
их эффективности. 
Сопоставление результатов комплексных обработок и ГКО по 
эффективным скважинам как в целом по Самотлорскому месторождению, так и 
по некоторым объектам, по которым, имеется представительная выборка, 
приведено в табл. 4.6 
Таблица 4.6 - Сопоставление результатов комплексных обработок и ГКО 
по эффективным скважинам как в целом по Самотлорскому месторождению 
Показатели ГКО Комплексные 
обработки 
ГКО Комплексные 
обработки 
ГКО Комплексные 
обработки 
По всем пластам По пласту  По пласту  
Уделная дополнительная 
добыча нефти на одну 
скважино-операцию, т 
 
 
557 
 
 
4156 
 
 
346 
 
 
2696 
 
 
556 
 
4486 
Прирост дебита, т/сут: 
Жидкости 
8,5 40,8 15,8 22,3 31,8 48,6 
Нефти 6,8 5,7 6,8 5,9 8,4 6,2 
Обводненность до ГТМ, % 57,7 73,5 51,3 63,0 60,2 66,7 
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Окончание таблицы  -4.6 
Снижение 
обводненности, 
% 
3,7 4,1 2,9 6,0 1,8 3,4 
Успешность 
работ, % 
79,1 66,1 79,3 78,7 80,4 60,0 
Длительность 
эффекта, мес. 
11 28,4 10,7 25,5 15,1 32,4 
 
Из нее видно, что удельная дополнительная добыча нефти по 
эффективным скважинам за счет применения комплексных обработок выше, 
чем за счет ГКО как по месторождению в целом, так и по рассматриваемым 
объектам. Несмотря на то, что в среднем комплексные обработки проводились 
в скважинах с более высокой обводненностью, они имеют преимущество по 
таким параметрам, как прирост дебита жидкости, снижение обводненности 
добываемой продукции и длительность эффекта. В то же время успешность 
работ и прирост дебитов нефти скважин сразу после ГКО выше, чем при 
проведении. комплексных обработок. Тем не менее в целом можно говорить о 
более высокой эффективности комплексных обработок по сравнению с ГКО. 
Обобщение результатов применения технологий ОПЗ на Самотлорском 
месторождении свидетельствует о том, что при его разработке уделяется 
достаточно большое внимание методам интенсификации добычи нефти. В 
основном в 2008-2014 гг. на добывающем фонде скважин применялись ГКО и 
комплексные обработки. Наибольшей эффективностью характеризовались 
комплексные обработки, удельная эффективность которых в 2,4 раза выше, чем 
ГКО, и в 1,6 раза выше, чем СКО. 
Оценка экономических показателей внедрения технологий 
свидетельствует об их высокой рентабельности, поскольку для. окупаемости 
затрат с учетом капитального ремонта скважин для ГКО необходимо 
дополнительно добыть 320 т нефти, а комплексной обработки - 530 т нефти.[16] 
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5.  Гидроразрыв пласта (ГРП) 
 
Гидроразрыв пласта (ГРП) – это процесс, при котором движение 
жидкости воздействует непосредственно на породу вплоть до её разрушения и 
возникновения трещин. Продолжающееся воздействие давления жидкости 
расширяет трещину в глубь до точки разрыва. В жидкость разрыва добавляют 
пропант. Используют песок, керамические шарики, или агломерированный 
боксит. Назначение пропанта – удержать созданную трещину в раскрытом виде 
после сброса давления и откачки жидкости. Так создаётся более просторный 
канал притока. Канал объединяет природные трещины и создаёт 
дополнительную площадь дренированияскважины. 
Сущность гидравлического разрыва пласта (ГРП) в том, что посредством 
закачки жидкости при высоком давлении происходит раскрытие естественных 
или образование искусственных трещин в продуктивном пласте и при 
дальнейшей закачке песчано-жидкостной смеси или кислотного раствора 
расклинивание образованных трещин с сохранением их высокой пропускной 
способности после окончания процесса и снятия избыточного давления. 
Вступление Самотлорского месторождения в четвертую стадию 
разработки повышает роль методов интенсивности добычи нефти и газа. 
Наряду с совершенствованием системы разработки, интенсификация добычи 
нефти достигается и за счет постоянной работы над фондом скважин.Эти 
работы направлены преимущественно на поддержание скважин в 
работоспособном состоянии путем проведения различных геолого-технических 
мероприятий: обработка призабойной зоны пласта, оптимизация режимов 
работы скважин, удаление парафино-гидратных отложений, гидравлический 
разрыв пласта (ГРП). 
Цели ГРП для пластов с низкой проницаемостью следующие: 
 увеличить добычу или приемистость созданием каналов с высокой 
продуктивностью, 
 улучшить сообщаемость флюидов между скважиной и пластом.  
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Цели ГРП для пластов с высокой проницаемостью следующие: 
 изменение радиального характера притока жидкости из пласта к 
забою скважины на линейный или билинейный; 
 увеличение проницаемости призабойной зоны скважины,  
 улучшение сообщаемости ствола скважины с призабойной зоной; 
 миниминизация напряжений в пласте; 
 снижение скоростей, минимизация миграции тонкодисперсных 
фракций. 
Виды притоков жидкости до и после ГРПпоказаны на рисунке5.1. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Скважина до ГРП. Радиальный притокСкважина после ГРП (высокая проницаемость, 
 линейный приток) 
 
Рисунок 5.1Виды притоков жидкости в скважине до и после ГРП 
 
5.1 Стадии и основные виды ГРП 
 
1.Создание трещины достигается закачиванием в пласт раствора в темпе, 
более быстром, чем тот, при котором пласт мог бы принять. Давление 
закачиваемой жидкости увеличивают до тех пор, пока не возрастают силы 
сжатия в пласте, и порода разрывается. 
2.Поддержание трещины в открытом состоянии. Когда появляется 
трещина, в раствор добавляют пропант, который потоком жидкости уносится в 
нее. Концентрация проппанта возрастает пока не обеспечит герметичность 
трещины.  
Область загрязнения 
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3.Откачка из скважины раствора ГРП. Из раствора ГРП необходимо 
извлечь загущающиеся добавки. Глубинные температуры могут превратить 
этот раствор в пар, тем самым, облегчая его извлечение. 
Однократный  ГРП– ГРП на всех перфорированных пластах 
одновременно. 
Многократный ГРП – последовательный ГРП на выбранных пластах и 
пропластках. 
Направленный ГРП – ГРП на выбранных пластах или пропластках. 
Рекомендуется проводить в известняковых породах. При этом в скважины 
закачивается меловой раствор с фракцией мела до 0,5мм.В качестве жидкости 
разрыва используют керосино-кислотную или конденсато-кислотную 
эмульсию, которые растворяют карбонатные породы на поверхности трещин и 
расширяют их. Для известняков время реакции эмульсии должно быть не менее 
суток, а для карбонатных пород с меньшей растворимостью - 2-3 суток.[8] 
 
5.2 Технология гидроразрыва пласта 
 
Технология ГРП включает следующие операции: 
 промывку скважины; 
 спуск в скважину высокопрочных НКТ с пакером и якорем на нижнем 
конце; 
 обвязку и опрессовку на определение приёмистости скважины 
закачкой жидкости; 
 закачку по НКТв пластжидкости разрыва, жидкости – песконаосителя, 
продавочной жидкости; 
 демонтаж оборудования и пуск скважины в работу. 
Технологическая схема гидроразрыва пласта показана на рисунке5.2 
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1 –трещина разрыва;2 –продуктивный пласт;3 –пакер; 4 –якорь; 5 –обсадная колона; 6 –НКТ; 7 –арматура 
устья; 8 –манометр; 9 –блок манифольдов; 10 –станция контроля и управления процессом; 11 –насосные агрегаты;12 –
пескосмесители; 13 –ёмкости с технологическими жидкостями;14 –насосные агрегаты.   
 
Рисунок 5.2   Технологическая схема гидроразрыва пласта. 
 
5.3 Проектирование ГРП 
 
Большинство ГРП в проводится с целью решения  проблем пласта. 
Нарушение целостности пласта. Это может возникнуть на любой стадии 
истории скважины (бурение, цементирование, КРС), если несовместимая 
жидкость входит в контакт с пластом. В этом случае трещина проектируется 
так, чтобы связать забой с неповрежденным пластом. Другие виды нарушений: 
1. закупорка пласта глинами; 
2. большое количество осадков; 
3. формирование эмульсии из закаченных жидкостей; 
4. осаждение асфальто-смолистых отложений и парафинов. 
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Низкая проницаемость пласта. Когда скважина является непроницаемой. 
После ГРП возрастает радиус дренирования скважины. (рисунок9)  
зона загрязнения 
До ГРППосле ГРП 
 
Рисунок 5.3 Увеличение притока флюидов после ГРП. 
 
Каждому ГРП предшествует процесс проектирования операции, 
производится дизайн трещины для данного участка коллектора. Используется 
программа MFRAC-III для расчета конфигурации трещины и самого процесса 
ГРП. При расчетах в программе используются данные о коллекторских и 
физических свойствах продуктивных отложений и вмещающих пород, 
характеристика рабочей жидкости и проппанта, характеристика скважины. 
После завершения расчета программа выдает суммарное количество рабочей 
жидкости и проппанта, объем потерь жидкости на фильтрацию, эффективность 
жидкости разрыва, гидравлическую мощность насосных установок, длину, 
высоту и ширину закрепленной части трещины, площадную концентрацию 
проппанта, проводимость трещины. Рассчитанные данные можно представить в 
графическом виде и сформировать в отчет.  
Для прогноза работы скважины после ГРП используется вспомогательная 
программа MPROD. В качестве исходных данных она использует файл 
выходных данных программыMFRAC-III. После проведения расчетов можно 
спрогнозировать величину дополнительного и суммарного дебита нефти в 
зависимости от времени эксплуатации после ГРП и полудлины трещины, 
накопленную добычу за выбранный период эксплуатации, темп падения дебита 
с течением времени. Для оценки затрат на производство ГРП и его 
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рентабельности используется программа MNPV. В качестве исходного 
материала используются файлы выходных данных программ MFRAC-III 
иMPROD. Программа рассчитывает величину прибыли от ГРП при 
определенной продуктивности скважины. По графикам можно определить 
наиболее эффективную по рентабельности полудлину трещины. 
Данные для проведения ГРП: 
1. Название компании 
2. Номер (имя) скважины 
3. Месторождение  
4. Комментарии 
5. Продуктивный пласт 
6. Пластовая температура, С 
7. Общая  мощность пласта, м 
8. Эффективная мощность пласта, м 
9. Количество перфорационных отверстий 
10 Диаметр перфорационных отверстий, мм 
11 Перфорированный интервал, м 
12 Глубины пропластков, м 
13. Модуль Юнга (упругости), кПа 
14. Коэффициент Пуассона 
15. Пластовое давление, атм 
16. Общая сжижаемость, 1/кПа 
17. Проницаемость, мД 
18. Пористость, % 
19. Вязкость пластового флюида, сП 
20. Литология пласта 
21. Пластовый флюид (жидкость, газ) 
22. Движение жидкости в НКТ,О/К, затр. или везде 
23. Внутренний и наружный диаметр, тип и вес НКТ 
24. Внутренний и наружный диаметр, тип и вес О/К 
 53 
 
25. Глубина спуска НКТ, м 
26. Глубина спуска О/К, м 
27. Плавное или пошаговое повышение концентрации проппанта 
28. Диаметр кондуктора, мм  
29. Глубина спуска кондуктора, м 
30. Уровень цемента до устья за кондукт., м 
31. Диаметр Э/К, мм 
32. Глубина спуска Э/К, м 
33. Уровень цемента, м 
34. Глубина искусств. забоя, м 
35. Давление опреcсовки Э/К,  атм 
36. Макс. искривление скважины, град. 
37. Макс. искривление на глубине, м 
38. Удлинение, м 
39. Альтитуда ротора, м 
40. Альтитуда муфты, м 
41. Тип подземного оборудования 
42. Тип скважинной головки, фонтанной арматуры 
43. Чертежи скважинной головки и фонтанной арматуры 
44. Глубина посадки пакера, м 
45. Макс. перепад давления на пакере, атм 
46. Макс. давление в НКТ, атм 
47. Желаемый темп закачки, м3/мин 
48. Желаемая макс. концентрация проппанта, кг/м3 
Для проведения ГРП выбирают скважины, если у них:  
1. Низкопроницаемый коллектор. (ГРП даётповышение фильтрационной 
поверхности). 
2. Коллектора средней и низкой проницаемости. (ГРП даёт повышение 
добычи нефти за счёт ликвидации повышенных фильтрационных сопротивлений в 
ПЗП).[3] 
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5.4 Расчет гидравлического разрыва пласта 
 
Эксплуатационная скважина Самотлорского месторождения. Данные по 
скважине приведены в таблице 5.1. 
 
Таблица 5.1 - Эксплуатационные данные по скважине. 
Показатель Обозначение Величина Размерность 
Глубина скважины L 2100 М 
Диаметр по долоту D 0,25 М 
Вскрытая толщина пласта H 13,5 М 
Средняя проницаемость K 9,8*10-8 м2 
Модуль упругости пород E 2*1010 Па 
Коэффициент Пуассона  0,25  
Средняя плотность пород над 
продуктивным горизонтом 
п 2385,2 кг/м3 
 
1.Вертикальная составляющая горного давления: 
 
   Ргв=gL=2385,6•9,81•2100•10
-6
=46,75МПа, (5.1) 
 
где   Ргв -вертикальная составляющая горного давления, МПа;  
 - средняя плотность пород над продуктивным горизонтом , кг/м3; 
L - глубина скважины, м; 
2.Горизонтальная составляющая горного давления: 
 
Рг = Ргв• /(1-) = 46,75• 0,25/(1-0,25) = 15,58 МПа,   (5.2) 
 
где     Рг -  горизонтальная составляющая горного давления, Мпа; 
Ргв - вертикальная составляющая горного давления, МПа; 
 - Коэффициент Пуассона 
В этих условиях следует ожидать образования вертикальной трещины. 
Запроектируем гидроразрыв нефильтрующейся жидкостью. В качестве 
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жидкости разрыва и жидкости песконосителя используем загущенную нефть с 
добавкой асфальтена, плотность и вязкость даны в таблице 5.2. Для 
расклинивания трещины запланируем закачку примерно 5 т кварцевого песка 
фракции 0,8-1,2 мм, темп закачки (данные в таблице 5.3), что значительно 
больше минимально допустимого при создании вертикальных трещин. 
 
Таблица 5.2 Характеристика плотности и вязкостижидкости разрыва. 
Показатель Обозначе
ние 
Вел
ичина 
Размер
ность 
Плотность жидкости 
разрыва 
н 930 кг/м3 
Вязкость жидкости разрыва  0,2 Па*с 
Концентрация песка 
С 
120
0 
кг/м3 
Темп закачки 
Q 
1,2
*10-2 
м3/с 
 
Таблица 5.3 - Характеристика насосного агрегата 4АН-700 
Скорость Подача, л/с Давление, мпа 
1 6,0 70 
2 8,3 51 
3 11,6 36 
4 14,6 29 
 
При ГРП непрерывно закачивают жидкость-песконоситель в объеме 7,6 
м
3
 которая одновременно является и жидкостью разрыва. Для определения 
параметров трещины используем формулы, вытекающие из упрощенной 
методики Ю.П.Желтова. 
3. Определим давление на забое скважины в конце гидроразрыва: 
 
Рзаб/Рг· (Рзаб/Рг-1)
3
= 5,25Е
2
 
 
Рзаб = 49,4 • 10
6
 = 49,4 МПа 
 
Q/((1-
2
)
2
Рг
2
Vж)=5,25(2•10
10
)24•10
-3
•0,2/(1-0,25
2
)
2
•(15,58•10
6
)
3
7,6=0,0002             (5.3) 
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гдеРзаб – забойное давление  скважины, МПа; 
Рг-  горизонтальная составляющая горного давления, МПа; 
Е - модуль упругости пород, Па; 
Q - темп закачки, м3/с; 
 – коэффициент Пуассона; 
- Вязкость жидкости разрыва, Па•с. 
4. Определяем длину трещины:  
 
l = (VжE / (5,6(1-
2
) • (Рзаб - Рг) h)
1/2
=(15,2• 10
10
/(5,6 (1-0,25
2
)13,5× 
× (49,4 –- 15,58)•10
6
))
1/2
 = 31,7 м,(5.4) 
 
где  l– длина трещины, м;  
 – коэффициент Пуассона; 
Рзаб – забойное давление  скважины, МПа; 
Рг-  горизонтальная составляющая горного давления, МПа; 
h - вскрытая толщина пласта,м. 
5.Определяем ширину (раскрытость) трещины:  
 
 = 4 (1-
2
) • (Рзаб-Рг) /  =4• 31,7 (1-0,25
2
) • (49,4-15,58) 10
6
/10
10
 = 
=0,015м=1,58 см,(5.5) 
 
где   - ширина (раскрытость) трещины, см; 
6. Определим распространение жидкости-песконосителя в трещине: 
 
l
1
= 0,9•l = 0,9• 31,7 = 28,5 м,     (5.6) 
 
где   l
1
 - распространение жидкости-песконосителя в трещине, м; 
l – длина трещины, м. 
7. Определим остаточную ширину трещины, принимая пористость песка 
после ее закрытия: 
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m=0,2: 
1
 = n
o
/(1-m) =  1,58• 0,107/(1-0,3) = 0,73 см,(5.7)  
 
где  m – остаточная ширина трещины, см. 
8. Определяем проницаемость трещины такой ширины: 
 
kт = 
1
2
/12 = 0,0073
2
/12 = 4,44• 10
-6
 м
2
,(5.8) 
 
где   kт – проницаемость трещины, м2; 

1
– остаточная ширина трещины, м. 
ГРП будем проводить через НКТ с внутренним диаметром d=0,076м, 
изолируя продуктивный пласт пакером с гидравлическим якорем. 
9. Определим параметры ГРП: 
Потери давления на трение при движении жидкости-песконосителя по 
НКТ. 
 
ж = н•(1-no)+пес•no= 930•(1-0,324)+2500•0,324 = 1439 кг/м
3
(5.9) 
 
где  ж - потери давления на трение, кг/м
3
; 
н - плотность жидкости разрыва, кг/м
3
. 
Число Рейнольдса 
 
Re=4Qж/(dж)=4•12•10-3•1439/(3,14•0,06•0,56)=516,9,             (5.10) 
 
где  Q - темп закачки, м3/с; 
ж - потери давления на трение, кг/м
3
; 
10. Коэффициент гидравлического сопротивления 
 
 = 64/ Re = 64/ 633,7 = 0,124                                                                         (5.11) 
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По Ю.В.Желтову, при наличии песка в жидкости при Re>200 происходит 
ранняя турбулизация потока. Потери на трение при Re=516.9 и no = 0,324 
возрастают в 1,52 раза: 
 
Рт = 1,52• (16Q
2
L∕ 2
2
d
5
)•ж = 
=(1,52•0,124•16(12•10
-3
)
2
•2100•1439)∕(2•3,14
2
•0,076
5)=26 МПа.(5.12) 
 
11.Давление, которое нужно создать на устье при ГРП: 
 
Ру = Рзаб - жgL + Рт = 49,4-1439•9,81•2100•10
-6
+ 26 = 45,9 Мпа(5.13) 
 
12. Рабочие жидкости гидроразрыва в скважину закачивают насосными 
агрегатами 4АН-700 (таблица 5.3). 
13. Необходимое число насосных агрегатов: 
 
N = РуQ/ (РаQakтс) +1 = 45,9 •12/ (29 •14,6 •0,8) + 1 = 3, (5.14)  
 
где    Ра- рабочее давление агрегата; 
Qa- подача агрегата при этом давлении; 
kтс - коэффициент технического состояния агрегата в зависимости от 
срока службы ;   kтс = 0,5 -  0,8 
14.Объем жидкости для продавки жидкости-песконосителя : 
 
Vп = 0,785 •d
2
 •L = 0,785 •0,076
2
 •2100 = 9,52 м
3
                        (5.15) 
 
где    Vп - объем жидкости для продавки жидкости-песконосителя, м
3
; 
L - глубина скважины, м. 
15.Продолжительность гидроразрыва:  
 
t = (Vж+Vп)/Qа = (7,6+6,37)/ (14,6 •10
-3
 •60) = 19,5 мин,(5.16) 
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где  t - продолжительность гидроразрыва, мин; 
Vп - объем жидкости для продавки жидкости-песконосителя, м
3
; 
Qa- подача агрегата при этом давлении. 
Эффект от ГРП в среднем по пласту АВ1  составил3,2 (Qпосле ГРП/Qдо ГРП).[6] 
 
5.5 Анализ ГРП на Самотлорском месторождении 
 
Наиболее предпочтительным показателем для сравнения эффективности 
проведения ГРП является изменение коэффициента продуктивности скважины. 
Разница коэффициентов продуктивностидо и после обработки даст 
возможность проанализировать эффективность проведения ГРП в зависимости 
от компаний, его  проводивших.  
Для удобства построена таблица 5.4 коэффициентов  продуктивности 
скважин (первоначальных  и  конечных).   
 
Таблица 5.4 Эффективность проведения ГРП 
Коэффициенты  продуктивности до и после проведения ГРП 
Компании, проводившие  гидроразрыв 
МеКаМинефть Самотлорсервис 
До ГРП После ГРП  До ГРП После ГРП 
0,104 0,1893 0,3981 0,6628 
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На  основании  таблицы 5.4 построен рисунок 5.4. На рисунке 5.4 
показано увеличение коэффициентов продуктивности после обработки скважин 
компаниями «МеКаМинефть» и «Самотлорсервис» пласта АВ1. Как видно из 
рисунка5.4, компания «МеКаМинефть» работала на скважинах с более низким 
первоначальным коэффициентом  продуктивности (Кпрод. = 0,104), чем  
«Самотлорсервис» (Кпрод. = 0.3981) этим фактором и объясняются более 
низкие коэффициенты продуктивности после проведения ГРП. 
 
Рисунок 5.4 Средние значения коэффициентов продуктивности скважин 
до и после проведения ГРП 
 
У «МеКаМинефть» Кпрод.=0,1893, у «Самотлорсервис» Кпрод. = 0,628). 
Но, анализируя, во  сколько  раз произошло увеличение коэффициентов  
продуктивности до и после ГРП, у компании «МеКаМинефть» это значение 
выше («МеКаМинефть» = 1,82; «Самотлорсервис» = 1,65).  
Ниже представлена  таблица 5.5 средних значений коэффициентов 
продуктивности (первоначальных и конечных) по основам геля.  
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Таблица 5.5 Эффективность проведения ГРП в зависимости от гелей 
Коэффициенты  продуктивности до и после проведения ГРП 
Основа  закачиваемого в  пласт  геля 
На основе воды На основе нефти 
До ГРП После ГРП До ГРП После ГРП 
0,104 0,1893 0,1201 0,3876 
 
Средние значения коэффициентов продуктивности до и после гидроразрыва 
пласта АВ1 на различных основах геля представлены на рисунке 5.5на котором 
видно, что  при  проведении ГРП  на  пласте АВ1, скачок изменения  коэффициента 
продуктивности при закачке геля на основе нефти значительнее больше (с 0,1201 до 
0,3876 ),чем при закачке  геля  на  основе воды (с 0,104  до  0,1893). 
 
 
Рисунок 5.5Средние значения коэффициентов продуктивности скважин до  и 
после проведения ГРП в зависимости от основы геля. 
 
Эффективность ГРП гелем на основе нефти составила порядка 3,227, 
гелем на основе воды - 1,82. Отсюда следует: гидроразрыв пласта АВ1 
эффективнее проводить на нефтяной основе геля. 
На рисунке 5.6 приведен график изменения дополнительной добычи за 
счет проведения ГРП в 2013 году в зависимости от основы гелей на 
Самотлорском месторождении ОАО «ТНК-Нижневартовск». 
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Рисунок 5.6 График изменения дополнительной добычи за счет проведения 
ГРП в 2013 году в зависимости от основы гелей на Самотлорском месторождении 
ОАО «ТНК-Нижневартовск». 
 
В таблице 5.6 приведены сведения о скважинах с проведённым ГРП по 
Самотлорскому месторождению в 2013 году. На рисунке 5.7 показана динамика 
прироста дебита нефти. Анализируя выше изложенный материал, можно с 
уверенностью утверждать, что проведение ГРП может служить основным 
способом выработки слабодренируемых запасов нефти, сосредоточенных в 
низкопроницаемых коллекторах. 
 
0
5
10
15
20
25
1 4 8 12 16 20 24 28 32 36
т/
с
у
т
Месяцы после ГРП
Пласт АВ 1
 
 
Рисунок 5.7 Динамика прироста дебита нефти 
0
5000
10000
15000
20000
25000
30000
0 3 6 9 12
Месяц
Н
ак
оп
л
ен
ны
й 
пр
ир
ос
т 
д
об
ы
чи
, т
Накопленный прирост добычи за счет ГРП на основе нефтяных гелей
Накопленный прирост добычи за счет ГРП на основе водных гелей
 63 
 
 
К ним относятся коллектора классов ПК и СПК, интервалы тонкого 
чередования песчаных и глинистых пропластков. Гидроразрыв пласта в этих 
районах является одним из наиболее эффективных средств не только для 
интенсификации добычи, но и увеличения нефтеотдачи пласта. В результате 
проведения ГРП имеем значительное увеличение дебитов скважин.По оценке 
работы прирост подвижных запасов за счет улучшения характеристики 
вытеснения при массовом производстве ГРП в условиях ПК и СПК достигает 
39%. С учетом расширения границ рентабельной эксплуатации скважин за счет 
интенсификации притока жидкости, увеличение коэффициента 
нефтеизвлечения благодаря ГРП оценивается в 55%.Необходимо отметить 
также, что область применения ГРП не ограничивается низкопродуктивными 
зонами, проведение гидроразрыва также возможно в песчаных телах, не 
имеющих гидродинамической связи с зоной закачки. В таких случаях в 
результате проведения работ обводненность продукции снижается, либо 
отмечается ее стабилизация при существенном увеличении дебитов скважин. 
Результаты проведения ГРП в краевых (приконтурных) зонах 
продуктивных пластов позволяют обоснованно рассчитывать на экономически 
эффективную эксплуатацию скважин, вскрывающих нефтенасыщенную 
мощность пласта2-4м.[12] 
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Таблица 5.6 Сведения о скважинах с проведенным ГРП по Самотлорскому месторождению в 2014 году 
 
№ № пласт Тип Дата Дата 
Базовыйрежим 
  
  
Текущийрежим 
  
  
Прирост 
  
Отр.время 
c эфф., сут. 
  
Доп. 
добычанефти , 
т 
  Доп.добыча 
ж-ти ,м3 п.п. скв.   установки ГРП запуска gж, 
м3/с 
gн, 
т/с 
вода,
% 
gж, 
м3/с 
gн, 
т/с 
вода, 
% вес. 
gж, 
м3/с 
gн, 
т/с 
за 
мес. 
накоп. 
замес. 
Всего 
накопл.               замес. накопл. 
1 2 3 4 5 6 7 8 9 10 11 12 13 14 15 16 17 18 19 20 
1 28142 А1(1-2) Э-30-1730 30.06.2011 03.07.2011 10,1 6,7 25,0 32,3 21,44 24 22,2 14,74 12 163 17 701 23 1442 
2 28143 А1(1-2) т-225-1204 17.06.2011 17.06.2011 6,6 5,0 12 21,12 16 2 14,52 11 27 163,5 178 1017 103 1197 
3 86573 А1(1-2) э-30-1702 12.06.2011 12.06.2011 6,7 4,9 17 21,44 15,68 29 14,74 10,78 19 180 75 1341 137 2053 
4 3947 А1(1-2) э-50-1780 09.06.2011 09.06.2011 10,0 6,8 23 32 21,76 55 22 14,96 31 102 90 1169 403 3526 
5 5200 А1(1-2) э-50-1750 29.06.2011 29.06.2011 31,6 0,8 98 96 2,56 81 64,4 1,76 31 127 205 1272 260 -132 
6 85117 А1(1-2) э-30-1680 12.05.2011 31.05.2011 3,2 2,4 13 10,24 7,68 90 7,04 5,28 31 208 100 1333 459 4775 
7 28202 А1(1-2) FS-300 28.06.2011 28.06.2011 9,2 7,3 7 29,44 16,79 21 20,24 9,49 31 171 160 1197 273 1758 
8 75379 А1(1-2) Э-30-2000 30.07.2011 02.08.2011 13,1 9,6 6,8 41,9 30,72 6 28,8 21,12 31 152 453 2616 567 3270 
9 75401 А1(1-2) Э-30-1550 14.10.2011 17.10.20111 8,3 6,4 11 26,56 20,48 7 18,26 14,08 31 76 638 1683 797 2104 
10 75395 А1(1-2) эцн-30-1775 08.04.2011 01.05.2011 17,4 13,5 10 55,7 43,2 11 25,8 29,07 31 61 533 1117 701 1439 
11 28178 А1(1-2) эцн-30-1904 04.11.2011 06.11.2011 10,4 8,3 7 18,9 15,1 5 27,6 22,5 31 56 697 1300 856 1596 
12 15950 А1(1-2) эцн-30-1550 10.12.2011 12.12.2011 0 0 0 12,5 9,7 10 12,5 9,7 18 18 174 174 225 225 
13 16175 А1(1-2) эцн-30-1640 13.12.2011 7.12.2011 0 0 0 9,0 7,1 8 9 7,1 15 15 107 107 135 135 
14 25566 А1(1-2) эцн-30-1550 28.12.2011 30.12.2011 0 0 0 15,9 13 4 15,9 13 2 2 26 26 32 32 
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Окончание таблицы – 5.6 
15 25895 А1(1-2) эцн-30-1620 02.12.2011 23.12.2011 0 0 0 14,1 11,2 7 14,1 11,2 23 23 257 257 324 324 
16 8255 А1(3) эцн-30-1620 01.11.2011 20.11.2011 0 0 0 16,0 1,4 92 16 1,4 31 39 42 178 496 664 
17 7476 АВ1 т-175-1500 03.06.2011 03.06.2010 3,4 2,6 12 18,0 9,1 45 14,6 6,5 31 191,5 201 2013 453 3734 
18 
6709 Б10 Э-50-1940 04.07.2011 07.07.2010 13,1 9,6 16 61,0 40,8 24 47,9 31,2 31 178 966 6933 1485 9851 
19 8814 Б10 Э-30-1028 09.07.2011 12.07.2011 21,8 17,7 5 66,0 54,2 4 44,2 36,5 31 173 1130 6729 1370 8471 
20 8925 Б10 
э-80-
1940 18.05.2003 22.05.2011 13,0 9,8 13,0 67,0 49,9 14 54 40,1 31 219 1242 11260 1674 14848 
 
21 40614 Б10 э-50-2000 19.05.2011 24.05.2011 3,8 2,7 19 55,0 41,9 12 51,2 39,2 31 222 1214 8087 1587 11195 
22 8828 Б10 э-50-1750 30.08.2011 31.08.2011 5 4,2 15,4 17,4 13,3 12 12,4 9,1 31 123 282 1355 384 1434 
23 8924 Б10 э-50-1750 10.08.2011 11.08.2011 22,5 21,8 2,9 69,0 55,3 6 46,5 33,5 31 143 1038 4229 1442 6053 
24 40413 Б10 т-175-1302 28.09.2011 04.10.2011 17,4 10,7 32 23,0 15,6 23 5,6 4,9 31 71,5 151 444 174 634 
25 33098 Б10 эцн-30-1610 18.11.2011 21.11.2011 3,1 2,6 4 40,0 27,7 21 36,9 25,1 31 40,5 779 1098 1144 1647 
26 29895 Б10 эцн-30-1900 20.12.2011 23.12.2011 15,1 10,2 
2
3 43,4 24,7 37 28,3 14,5 12,5 12,5 182 182 354 354 
27 60008 Б10 эцн-30-1550 12.12.2011 14.12.2011 2,5 2,0 9 30,4 22,0 17 27,9 20 18 18 360 360 502 502 
28 40398 Б10 эцн-30-1900 07.12.2011 10.12.2011 7,5 6,0 8 57,0 29,9 42 49,5 23,9 22 22 526 526 1089 1089 
21 40614 Б10 э-50-2000 19.05.2011 24.05.2011 3,8 2,7 19 55,0 41,9 12 51,2 39,2 31 222 1214 8087 1587 11195 
22 8828 Б10 э-50-1750 30.08.2011 31.08.2011 5 4,2 15,4 17,4 13,3 12 12,4 9,1 31 123 282 1355 384 1434 
23 8924 Б10 э-50-1750 10.08.2011 11.08.2011 22,5 21,8 2,9 69,0 55,3 6 46,5 33,5 31 143 1038 4229 1442 6053 
24 40413 Б10 т-175-1302 28.09.2011 04.10.2011 17,4 10,7 32 23,0 15,6 23 5,6 4,9 31 71,5 151 444 174 634 
25 33098 Б10 эцн-30-1610 18.11.2011 21.11.2011 3,1 2,6 4 40,0 27,7 21 36,9 25,1 31 40,5 779 1098 1144 1647 
26 29895 Б10 эцн-30-1900 20.12.2011 23.12.2011 15,1 10,2 23 43,4 24,7 37 28,3 14,5 12,5 12,5 182 182 354 354 
27 60008 Б10 эцн-30-1550 12.12.2011 14.12.2011 2,5 2,0 9 30,4 22,0 17 27,9 20 18 18 360 360 502 502 
28 40398 Б10 эцн-30-1900 07.12.2011 10.12.2011 7,5 6,0 8 57,0 29,9 42 49,5 23,9 22 22 526 526 1089 1089 
29 50585 Ю1 э-50-1200 08.09.2011 20.09.2011 14 12,7 9,4 70,0 49,8 18 56 37,1 31 110 1150 4001 1736 5838 
30 25678 Ю1 Э-30-1850 29.07.2011 07.10.2011 8,4 6,6 8 38,0 19,1 45 29,6 12,5 31 86 386 1178 918 2756 
31 61332 Ю1 Э-30-1730 05.10.2011 25.10.2011 6 4,3 17 48,0 16,1 65 42 11,8 31 72 365 1042 1302 3201 
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6. ТЕХНИЧЕСКАЯ ЧАСТЬ 
 
6.1. Конструкция скважин 
 
Оборудованием скважины называют все те части ее конструкции, 
которые обеспечивают возможность эксплуатации, испытания и исследовании 
скважины. Обычно различают наземное и подземное оборудование. 
Подземное оборудование включает оборудование забоя и ствола 
скважины. К наземному оборудованию относится арматура на устье скважины. 
Оборудование должно быть простым по конструкции, надежным и 
обеспечивающим возможность выполнения функций в течение всего срока 
разработки месторождения. 
Виды обсадных колонн Оборудование ствола скважины состоит из ряда 
обсадных колонн, включая кондуктор, промежуточную и эксплуатационную 
колонны; фонтанных (насосно-компрессорных) труб; пакеров, забойных и 
приустьевых штуцеров, клапанов для подачи ингибиторов для борьбы с 
коррозией и гидратами, клапанов-отсекателей и т. п. 
По назначению различают следующие виды обсадных колонн: 
Направление: колонна труб, предназначенная для закрепления 
приустьевой части скважин от размыва буровым раствором или обрушения 
пород и обеспечения циркуляции жидкости. Устанавливают его в 
подготовленную шахту или скважину и цементируют до поверхности земли с 
учетом размещения противовыбросового оборудования. В случаях, когда 
верхняя часть разреза представлена несвязанными породами (лёсс, песок, 
гравий), приустьевая зона крепится двумя направлениями. 
Кондуктор: колонна обсадных труб, предназначенная для разобщения 
верхнего интервала разреза горных пород, изоляции пресноводных горизонтов 
от загрязнения, монтажа противовыбросового оборудования и подвески 
последующих колонн. 
Эксплуатационная колонна: обсадные трубы для разобщения 
продуктивных горизонтов от всех остальных пород и обеспечения канала 
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надежной гидравлической связи продуктивных отложений с дневной 
поверхностью. Для защиты эксплуатационной колонны от разрушения и 
обеспечения технологии извлечения флюида в ней устанавливается колонна 
фонтанных труб(НКТ) с комплектом забойного оборудования. 
Диаметр эксплуатационной колонны принимают, как правило, 146 или 
168 мм и реже 219 или 273. Конструкция скважины показана на рисунке 14. 
 
6.2 Устьевое оборудование скважин на Самотлорском месторождении 
 
Фонтанная арматура является надежным средством оснащения 
технологических процессов на нефтегазопромыслах и предназначены для 
обвязывания одного или двух скважинных трубопроводов, контроля и 
управления потоком скважинной среды. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
а)  1-направлениеД=324мм., 2 - кондуктор Д=245мм., 3 –эксплутационная колонна 
Д=168(146)мм б)1 - направление Д=426мм., 2 - кондуктор Д=324мм., 3 – техническая .колонна  
Д=245мм., 4 - эксплуатационная колонна Д=168(146)мм 
в) 1 - направление Д=426мм., 2 - кондуктор Д-324мм., 3 - тех.колонна Д=245мм., 4 - 
эксплуатационная колонна Д=168(146)мм., 5 - хвостовик Д=114мм 
 
Рисунок 6.1 Конструкция скважины. 
2300-2700м 
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Фонтанные арматуры изготавливают по ГОСТ 13846-84 по восьми 
схемам для различных условий эксплуатации. Арматуры оснащаются 
надежными, легкоуправляемыми и высокогерметичными запорно-
регулирующими и  
отсечными устройствами. Их классифицируют по конструктивным и 
прочностным признакам: 
 рабочему давлению (7, 14, 21, 35, 70, 105 МПа); 
 схеме исполнения (восемь схем);  
 числу спускаемых в скважину рядов труб (один два ряда); 
 конструкции запорных устройств; 
 размерам проходного сечения по стволу скважины (50 - 150 мм) и 
боковым отводам (50 - 100 мм). 
Фонтанная арматура включает трубную головку и фонтанную елку с 
запорными и регулирующими устройствами. На рисунке 15 приведена схема 
устьевого оборудование для проведения ГРП.На Самотлорском месторождении 
применяют следующие фонтанные арматуры: 
 для  УЭЦН - АФК - 65 Х 140, АФК - 65 Х 210, ОУЭН 14 - 65 Х 
50,ОУ 14 Х 50 ЭУ, АФК1Э - 65 Х 21 - 4; 
 для  фонтана - АФК - 65 Х 210 с малым фланцем, АФК - 65 Х 210 с 
большим фланцем, АФК - 100/65 Х 210,АФ1 - 65 Х 21 - 4; 
 для ШСН - СУСГ-2-73 совместно с АФК - 65 Х 140,АФК - 65 Х210, 
ОУ 14 Х 50 ЭУ; 
 для газлифта  - АФК - 65 Х 210 с малым фланцем, АФК - 65 Х 210 с 
большим фланцем, АФК - 100/65 Х 210; 
 для ППД - АНК1 - 65 Х 210,  АФК - 65 Х 210 с малым фланцем,  
АФК - 100 Х 210, АНК - 65 Х 21 - 4.Все фонтанные арматуры комплектуются 
колоннымиголовками:00К1 10” Х 95/8” Х 6
5
/8” - 210  или к/г конструкции ЦНИЛ 
“ГТНГ”. 
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6.3 Подземное оборудование применяемое для проведения ГРП 
 
Для проведения ГРП используется следующее подземное оборудование, в 
комплекте: 
- пакер (OMEGAMATIK); 
- колонна труб НКТ; 
- шаблоны (до 3-х штук); 
- скрепер для очистки интервала посадки пакера 
- пероворонка. 
Колонна собрана, как правило, из труб иностранного производства. 
Наружный диаметр трубы-88,9мм. Внутренний диаметр трубы-76мм. Длинна 
трубы - 10м. Вес (с невысаженными концами)-13,8кг/м. Максимальное 
давление-72МПа. Усилие разрыва-578,8кН. 
Пакер при гидроразрыве используют для разобщения фильтрационной 
зоны ствола скважины и её верхней части, чем предупреждается порыв 
эксплуатационной колонны при давлении ГРП, превышающим допустимые для 
колонны значения. Технические характеристики пакера приведены в таблице 16 
 
Таблица 6.1Технические характеристики пакера. 
Показатели OMEGAMATIK 
Наружный диаметр, мм  123,8 
Рабочее давление, МПа 50 
Присоединительная резьба, мм 88,9 
Диаметр эксп. Колонны, мм 146 
Длина пакера, м 1,506 
Скважинная среда Нефть, газ, газоконденсат, пластовая вода 
 
Пакер OMEGAMATIK имеет два якоря, механический и гидравлический. 
Посадка пакера осуществляется после его спуска на НКТ в зону, определённую 
геологическим отделом, критериями для этого являются качество цементного 
кольца и максимально близкое расстояние пера-воронки от зоны перфорации 
(но не в зоне), и замены скважинной жидкости на дизельное топливо или нефть. 
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При посадке пакера подвеску сначала медленно поднимают вверх (не более 
1,2м) и вращением на 0,5 оборота по или против часовой стрелке (в 
зависимости от направления резьбы труб), затем опускают вниз. При этом 
срабатывает механический якорь, на колонну нагружают 50% веса подвески,  
уплотнительные резиновые кольца на нём сжимаются и герметизируют 
колонну. Срыв пакера происходит в обратном порядке. После посадки пакера 
проверяют его на герметичность, создавая давление в 120 атм. в затрубном 
пространстве и наблюдая в течение 30-40 минут за его изменением по 
манометру на трубках и взатрубном пространстве, при этом герметичность 
должна быть 100%. 
Гидравлический якорь закрывается во время работы при наличии 
перепада давления в НКТ изатрубном пространстве. Перед посадкой пакера 
интервал его посадки очищают скрепером. Шаблоны служат для проверки 
проходимости колонны пакером. 
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На рисунке 6.3 приведен чертеж пакера, в таблице 6.2спецификация. 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Рисунок 6.3 Съёмный пакер Omegamatik. 
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Таблица 6.2 Спецификация пакера Omegamatik. 
Спецификация изделия 
Позиция Название Кол-во 
1 Верхний муфтовый переводник 1 
2 Стопор уплотнения ножа 1 
3 Уплотнение ножа 1 
4 Ствол пакера 1 
5 Поршневая втулка 1 
6 Поршень 1 
7 Пружиная планка плунжера-стопора 3 
8 Пружина плунжира-стопора 12 
9 Плунжир стопор 6 
10 Винт 9 
11 Корпус плунжиров стопоров 1 
12 Кольцо-калибр 2 
13 Конечный элемент-70 Duro 2 
13 Конечный элемент-80 Duro 2 
13 Конечный элемент-90 Duro 2 
14 Промежуточное кольцо 2 
15 
Центральный конечный элемент                                                                     
60 Duro 
1 
15 
Центральный конечный элемент                                                                  
70 Duro 
1 
15 
Центральный конечный элемент                      
   80 Duro 
1 
16 Втулка 1 
17 Конусообразный нипель 1 
18 Плашечная втулка 1 
19 Клиновидная плашка 6 
20 Пружина плашки 6 
21 Центрирующее ребро 6 
22 Пружина ребра 36 
23 Стопорное кольцо пружины ребра 1 
24 Стопорный винт 8 
25 Автоматическая защелка 1 
26 Нипельный переводник 1 
27 Узел стопорного башмака 1 
27 Разрезное стопорное кольцо 1 
27 Корпус стопорного башмака 1 
28 О-образное уплотнительное кольцо 1 
29 О-образное уплотнительное кольцо 1 
30 О-образное уплотнительное кольцо 6 
31 О-образное уплотнительное кольцо 1 
32 Стопорный винт 4 
33 О-образное уплотнительное кольцо 1 
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6.4 Оборудование, применяемое при ГРП 
 
При проведении операции по обработке скважины гидравлическим  
разрывом пласта участвует  большое  количество различной техники. 
Смеситель (Blender)монтируется на грузовом автомобиле типа 
"Kenworth" Т800 6х6 и рассчитана на эксплуатацию в диапазоне температур 
окружающего воздуха от минус 40°С до плюс  40°С.Смесительная система 
"Stewart & Stevenson" содержит цилиндрический смеситель, построенный на 
принципе "бак в баке" для обеспечения полного и равномерного смешивания 
растворов. Благодаря большой поверхностной зоне наклонных стенок 
внутренней камеры проппант тщательно увлажняется, не вызывая при этом 
ненужной аэрации раствора.В камеру смешивания также подаются химические 
добавки. Смеситель содержит систему автоматического регулирования уровня 
жидкости.  
Контрольные приборы (расходомеры и плотномеры).Между 
всасывающим коллектором и смесительным баком устанавливается расходомер 
турбинного типа. Такой же расходомер устанавливается и в нагнетательной 
магистрали. Там же смонтирован плотномер нуклонного типа 200 MCI. Эти 
приборы  оборудуются датчиками и электрическими кабелями для соединения 
этих приборов с суммирующими цифровыми приборами. 
Манифольд низкого давления(рисунок 6.4) представляет собой сварную  
конструкцию из стальных труб диаметром 10". Манифольд имеет 8 точек ввода, 
соединяемых шлангами с нагнетательной линией смесителя и по 6выводов 
диаметром 4"с каждой стороны манифольда для подсоединения всасывающих 
линий насосных установок. Каждое соединение имеет дроссельный клапан.  
Манифольд высокого давления (рисунок 6.4) представляет собой 
конструкцию, собранную из стальных труб диаметром 3", жестко закрепленную 
на салазках и служит для подключения до шести насосных установок. На 
каждом из вводов установлен обратный клапан, что исключает переток 
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жидкости из линии высокого давления в насос. Снятие показаний давления на 
манифольде производится через датчик.  
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Манифольд низкого давления. Манифольд высокого давления. 
 
Рисунок 6.4 Манифольды низкого и высокого давления. 
 
Насосная установка Модель FC-2251. Установка может нагнетать 
ингибированную кислоту и прочие расклинивающие растворы; управляется на 
расстоянии либо с пульта дистанционного управления, либо с помощью 
станции управления.  
Силовая установка - 2-х тактный дизельный двигатель "DETROIT 
DIESEL 16V- 149TIB". Двигатель установки развивает мощность на маховике 
(по условиям SAE) до 2250 л.с. при 2050 об.мин. в прерывистом и непрерывном 
режиме эксплуатации. Трехплунжерный насос SPM TWS 2000 развивает 
гидравлическую мощность не менее 2000 л.с. Максимальное рабочее давление - 
802 кг/см2  при расходе 772 л/мин. Максимальная производительность - 2547 
л/мин.Корпус насосной установки и выкидная линия выдерживают давление до 
1050 кг/см2. 
Передвижная автоматизированная установка сбора данных и управления 
«Styuart&Stivenson» Модель EC-22ACD (Рисунок 18). Это установка включает 
вспомогательный пуль управления ГРП и компьютерные устройства для сбора 
и регистрации данных, обработки полученных результатов и т.д. Сигналы от 
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внешних устройств поступают на стойку аналогово-цифрового 
преобразователя. 
 
Передвижная автоматизированная установка Насосный агрегат ЦА-320 
 
Рисунок 6.5Передвижная автоматизированная установка сбора данных 
«Styuart&Stivenson» Модель EC-22ACD инасосный агрегат ЦА-320 
 
Преобразованные сигналы поступают на 2 компьютера (486DX), где 
регистрируются в режиме реального времени. Контроль за производством ГРП 
в режиме реального времени производится при помощи программы SSLOGO. 
Это позволяет оперативно вносить необходимые коррективы в процесс ГРП.  
Прочее оборудование. 
 автомобиль для транспортировки расклинивающего агента на базе 
машины “Mercedes Benz”, грузоподъемностью 18 т; 
 насосный агрегат ЦА-320; (Рисунок 6.5) 
 автомашина для транспортировки химреагентов; 
 вакуумная машина.[10] 
 
6.5 Применяемые жидкости разрыва 
 
Выбор жидкости гидроразрыва – это первоочередная задача. При этом 
необходимо учесть еще и тип расклинивающего агента и его концентрацию. 
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Технология ГРП предусматривает приготовление жидкости разрыва 
путем смешивания химических добавок (загустителя, реагента, для снижения 
показателя фильтрации и т.д.). Жидкости приготавливаются на нефтяной или на 
водной основе. С развитием технических средств для ГРП, увеличением подачи 
насосных агрегатов удается обеспечить необходимые расходы и песконесущую 
способность для жидкостей на водной основе. Переход на воду дал увеличение 
гидростатического давления за счет плотности этих жидкостей и уменьшение 
трения в НКТ. Это уменьшило давления на устье при ГРП. 
По своему назначению жидкости различаются на три категории: 
жидкость разрыва, жидкость-песконоситель и продавочную жидкость. 
1. Жидкость разрывадолжна хорошо проникать в пласт или в 
естественную трещину, но в тоже время иметь высокую вязкость, так как в 
противном случае она будет рассеиваться в объеме пласта, не вызывая 
необходимого расклинивающего действия в образовавшейся трещине. 
Выбор жидкости разрыва зависит от температуры пласта, поскольку 
вязкость жидкости, стойкость геля и эмульсии зависят от температуры. При 
забойной температуре ниже 600С допускается использование вязкой нефти и 
минеральных масел. Гели напалмового типа и эмульсии можно применять при 
любых забойных температурах.  
Как правило, жидкости на углеводородной основе применяют при ГРП в 
добывающих скважинах. В нагнетательных скважинах в качестве жидкости 
разрыва используют чистую или загущенную воду. К загустителям относятся 
полиакриламид, сульфит-спиртовая барда (ССБ), КМЦ 
(карбоксилметилцеллюлоза).. Некоторые глинистые компоненты пластов 
чувствительны к воде и склонны к набуханию. В таких случаях в жидкость 
вводят химические реагенты, стабилизирующие глины при смачивании. 
2. Жидкости-песконосителитакже изготавливают на нефтяной и водной  
основах. Для них важна пескоудерживающая способность и низкая 
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фильтруемость. Это достигается увеличением вязкости, приданием жидкости 
структурных свойств. В качестве жидкостей песконосителей используют те 
же жидкостистандартный прибор ВМ-6 для определения водоотдачи 
глинистых растворов. В качестве жидкости-песконосителя как в 
нагнетательных, так и в добывающих скважинах используется чистая вода. 
Дешевизна воды, повсеместное ее наличие, присущие ей свойства хорошего 
растворителя привели к тому, что в настоящее время около 90 % операций 
ГРП осуществляются с использованием жидкостей на водной основе. 
3. Продавочные жидкостизакачивают в скважину только для того, чтобы 
довести жидкость-песконоситель до забоя скважины. Таким образом, объем 
продавочной жидкости равен объему НКТ. В качестве продавочной жидкости 
используется любая недорогая жидкость, чаще всего обычная вода.  
 
6.6 Расклинивающий агент – проппант 
 
Главный фактор операции по ГРП– это сохранение хорошо раскрытой 
трещины. Проппант предназначен для предотвращения смыкания трещины 
после окончания закачивания. Проппант добавляется к жидкости глушения и 
закачивается вместе с ней. Возможности трещины транспортировать жидкость 
к стволу скважины обусловлены пропускной способностью. Она определяется 
по формуле 
S = kw,                                                                                                    (6.1) 
где k – проницаемость (миллидарси),   
w – ширина трещины (мм) 
На частицы пропанта действует напряжение закрытия трещины. В 
результате этого некоторые могут быть раздавлены или же вдавлены в 
породу.[8] 
 На степень раздавливания или вдавливания влияют: 
 прочность и размер пропанта; 
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 твердость пласта; 
 напряжение закрытия, прилагаемое к слою пропанта.  
В процессе эксплуатации скважин после ГРП возможен интенсивный 
вынос пропанта с продукцией скважин. Это происходит, если раскрытие 
закрепленной трещины превышает диаметр частиц пропанта в 5,5 раз. Для 
предотвращения этого применяется метод создания коротких трещин (до 50 м)  
и добавление стекловолокон PropNET в пропант. Стекловолокна создают 
внутреннюю структуру и удерживают частицы пропанта на месте. При этом  
сохраняется высокая проводимость трещин. На месторождениях Западной 
Сибири технология PropNET используется в 90% операций по ГРП.  
Виды расклинивающих агентов.Одним из первых расклинивающих 
агентов был просеянный речной песок. Он содержал слишком большие 
частицы, которые не проходили в трещину. Это было причиной образования 
мостов в скважине. Из-за этого останавливали операцию по ГРП и нести 
затраты на очистку ствола скважины. 
Применяемый в настоящее время песок и другие виды расклинивающих 
агентов классифицируются по размеру. (Таблица 6.3) 
 
Таблица 6.3 -  Классификация расклинивающих агентов по размеру. 
Размер сит Предельные размеры частиц 
(мм) 
100 0,150 
40-60 0,419-0,250 
20-40 0,841-0,419 
12-20 1,679-0,841 
8-12 2,380-1,679 
 
Применяемые в настоящее время проппанты по прочности можно 
разделить на следующие группы : 
 кварцевые пески (плотность до 2,65 г/см 3), 
 керамические проппанты) (плотность3,9 г/см3 ) 
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 керамики промежуточной плотности (плотность 3,15 г/см 3), 
  керамики низкой плотности (плотность 2,72 г/см 3), 
 синтетические проппанты средней прочности(плотность 2,7-3,3 г/см 
3
), 
 синтетические проппанты высокой прочности(плотность 3,2-3,8 
г/см 3). 
Высокая прочность пропанта обеспечивает сохранение трещины открытой 
длительное время. По глубине скважин пропанты имеют следующие области 
применения: кварцевые пески - до 2500 м; пропанты средней прочности - до 
3500 м; пропанты высокой прочности - свыше 3500 м. С увеличением прочности 
пропанта увеличивается его стоимость и стоимость ГРП. Для контроля над 
обратным потоком при производстве ГРП  применяется пропант со смоляным 
покрытием. Пример фенолформальдегидной смолы – бакелит.  
В 1982 г. применили покрытие из предварительно отвержденной смолы. 
Данное покрытие обеспечивало более простое применение и контроль лучшего 
качества, чем смола, способная к затвердеванию. 
 
6.6.1 Пласт проппанта 
 
В процессе закачки жидкости гидроразрыва происходит процесс оседания 
проппанта на поверхности породы. Со временем все больше частиц оседает 
сверху. Когда частицы достигают основания трещины, они не продвигаются 
дальше в трещину, а образуют устойчивый пласт пропанта. Наибольшее 
расстояние по длине трещины, которое может пройти проппант при данных 
условиях называют «интервал перемещения». При закачке происходит 
изменение многих факторов, влияющих рост проппантового пласта:  
 увеличение ширины трещины. Это уменьшает скорость жидкости и 
сокращает  расстояние, которое частицы проходят горизонтально; 
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 температура жидкости-носителя может увеличиваться, что 
приводит к снижению вязкости; 
 происходит охлаждение стенок трещины, последний пропант 
меньше подвержен воздействию высоких температур и вязкость жидкости 
оказывается выше, чем на начальных стадиях, 
 флюидные потери увеличивают концентрацию пропанта, что 
приводитк большему взаимному влиянию частиц и снижению скорости 
оседания, точно так же, как увеличивающаяся вязкость жидкости снижает 
темпы оседания частиц. Это явление называют «задержанное оседание». 
При производстве ГРП для того, чтобы регулировать процессы оседания 
закачивают проппанта различных фракций. Примером служит закачка основного 
объема песка или среднепрочного проппанта типа 20/40 с последующей закачкой 
средне или высокопрочного проппанта типа 12/20 или 16/20 до  40 % общего 
объема. [10] 
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7. БЕЗОПАСНОСТЬ И ЭКОЛОГИЧНОСТЬ ПРОЕКТА 
 
Предприятия нефтедобывающего комплекса в полной мере осознают 
свою ответственность перед обществом, нынешним и будущими поколениями 
граждан за сохранение благоприятной экологической обстановки на 
территории производственной деятельности. Бережное отношение к 
окружающей среде, рациональное использование природных ресурсов, защита 
здоровья персонала и населения в регионах присутствия относятся к числу 
безусловных приоритетов нефтедобывающих компаний. 
 
7.1.Производственная безопасность. 
 
Самотлорское нефтегазовое месторождение находится в         
Нижневартовском районе Ханты-Мансийского автономного округа Тюменской 
области, в 750 км к северо-востоку от города Тюмени и в 15 км от города 
Нижневартовска. В непосредственной близости к рассматриваемому 
месторождению располагаются разрабатываемые – Аганское (с запада), Мало-
Черногорское (с северо-востока), Мыхпайское (с юга) месторождение. 
Климат территории континентальный с коротким прохладным летом и 
продолжительной холодной зимой. Среднемноголетняя годовая температура 
воздуха составляет минус 30С. Наиболее холодным месяцем года является 
февраль (минус 230С), самым теплым – июль (плюс 180С). Абсолютный 
зарегистрированный минимум температур минус 49 0С в январе, абсолютный 
максимум плюс 39 0С – в июле. 
Все работы на месторождении, как и во всей нефтяной промышленности, 
связаны с высокой механизацией, химизацией, опасными давлениями и 
наличием высоковольтных линий и кабелей, которые представляют большую 
опасность для обслуживающего персонала. 
 
 82 
 
7.1.1. Анализ вредных производственных факторов и обоснование 
мероприятий по их устранению  (производственная санитария) 
 
При  добычи нефти операторы по гидроразрыву пласта подвергаются 
воздействию неблагоприятных метеорологических условий, выделяющихся в 
атмосферу легких фракций нефти и попутных газов. Признаки отравления 
этими веществами проявляются в сухости во рту, головокружении, головной 
боли, тошноте, сердцебиении, общей слабости и потере сознания. Удушающее 
действие на организм этих веществ выражается в затрудненности дыхания, 
головокружении, потере сознания. 
При длительном взаимодействии работающих с сырой нефтью могут 
развиться кожные заболевания, хронические отравления. 
Общие санитарно-гигиенические требования установлены предельно 
допустимые концентрации вредных веществ ГОСТ 12.1.005-88(таблица 7.1). 
 
Таблица 7.1 - Предельно-допустимые концентрации (ПДК) вредных веществ в 
воздухе на рабочих местах. 
Вещество ПДК, мг/м3 Класс 
опасности 
Диоксид азота 2 3 
Диоксид серы 10 3 
Углеводороды 300 4 
Оксид углерода 20 - 
Сажа 4 3 
Метанол 15 3 
 
Технологическое оборудование установки расположено во 
взрывоопасной зоне и относится к наружной установке категории взрыво- и 
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пожароопасности  В-1г - установки, в которых находятся взрывоопасные газы, 
пары и ЛВЖ. 
Большинство рабочих нефтяной промышленности трудится в не 
защищенных от влияния внешней среды объектов, на буровых установках, на 
объектах сбора и подготовки нефти.  
Класс профессионального риска, исходя из вида экономической 
деятельности - XXX. Месторождение относится к климатическому региону I а 
(Самотлорское нефтегазовое месторождение находится в Нижневартовском 
районе Ханты-Мансийского автономного округа Тюменской области). 
Главная особенность условий труда персонала - это работа, связанная с 
перемещениями объекта и между объектами, частыми подъемами на 
специальные площадки, находящиеся на высоте. В цехе поддержания 
пластового давления применяют прожекторное и местное освещение отдельных 
рабочих мест и помещений. С целью обеспечения безопасных условий труда, 
следует руководствоваться: ВСН34-82 «Отраслевые нормы проектирования 
искусственного освещения предприятий нефтяной промышленности» 
Норма освещенности объектов ЦПКГ установлена согласно ВСН34-82,  у 
устья скважины должна быть не менее 75 лк. 
На основании ВСН34-82 для освещения кустовых площадок применяют 
газоразрядные источники света. С  учетом характера светораспределения, 
окружающей среды и высоты площадки, подбирают тип светильников. Для 
освещения площадки согласно ВСН34-82 выберем к установке четыре 
прожекторных вышки, расположенных по углам площадки. Примем к 
установке прожектор типа ПЗС-45 с дуговыми ртутными лампами типа ДРЛ-
700. 
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Таблица  7.2 — Типы  прожекторов,  рекомендуемых для освещения  объектов 
предприятий нефтяной промышленности 
Прожектор Лампа Максимальная сила света, ккд 
ПЗС-45 Г220-1000 130 
ДРЛ-700 30 
 
Санитарные правила и нормы СанПиН 2.2.4.548-96 и ГОСТ 12.1.005-88 
«Общие санитарно-гигиенические требования к воздуху рабочей зоны», дают 
следующие нормирование: 
 
Таблица 7.3. - Классификация категорий работ в различный период года 
Период года Категория 
работ 
Температура,°С Относительная 
влажность, % 
Скоростьдвижения
,м/с 
 
 
 
 
Опти-
мальная 
Допус-
тимая 
Опти-
мальная  
Допус-
тимая 
Опти-
мальная 
Допус-
тимая 
Холодный IIб 17-19 15-22 40-60 15-75 0,2 0,4 
Теплый IIб 19-21 16-27 40-60 15-75 0,2 0,5 
 
К категории II б относятся работы, связанные с ходьбой, перемещением и 
переноской тяжестей до 10 кг и сопровождающиеся умеренным физическим 
напряжением. Учитывая обязанности оператора категория работ  - II б (233-
290Вт). 
Для работы в холодном климате рабочие обеспечиваются спец. одеждой и 
средствами индивидуальной защиты в соответствии с «Типовыми отраслевыми 
нормами бесплатной выдачи спецодежды, спец. обуви и других средств 
индивидуальной защиты работникам нефтяной и газовой промышленности». 
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Таблица 7.4 - Средства индивидуальной защиты 
№
 п/п 
Наименование средств 
индивидуальной защиты 
Срок носки, 
мес. 
  
 
1 
1 
Костюм для защиты от воды из 
синтетической ткани с плёночным 
покрытием 
1 на 2 года 
2
2 
Комбинезон для защиты от 
токсичных веществ из нетканых материалов 
До износа 
3
3 
Костюм из смесовых тканей для 
защиты от общих производственных 
загрязнений и механических воздействий 
2 на 2 года 
4
4 
Футболка 4 на 2 года 
5
5 
Головной убор 1 
6
6 
Ботинки кожаные с жестким 
подноском или 
1 пара 
7
7 
Сапоги кожаные с жёстким 
подноском 
1 пара 
8
8 
Сапоги резиновые с жёстким 
подноском или 
1 пара 
9
9 
Сапоги резиновые болотные с 
жёстким подноском 
1 пара 
1
10 
Нарукавники из полимерных 
материалов 
6 пар 
1
1 1  
Перчатки с полимерным покрытием 6 пар 
1
12 
Перчатки резиновые или из 
полимерных материалов 
126 пар 
1
13 
Каска защитная 1 на 2 года 
1
14 
Респиратор До износа 
1
15 
Подшлемник под каску с 
однослойным или трехслойным утеплителеv 
2 на 2 года 
1
16 
Очки защитные закрытые  До износа 
1
17 
На наружных работах зимой 
дополнительно:  
 
1
18 
Костюм из смесовых тканей на 
утепляющей прокладки 
По поясам 
1
19 
Бельё нательное утеплённое  2 комплекта 
2
20 
Жилет утепленный 1 
2
21 
Жилет меховой в IV и особом поясах 1 на 4 года 
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Окончание таблицы – 7.4 
2
22 
Ботинки утеплённые с жестким 
подноском или 
По поясам 
2
23 
Сапоги утепленные с жёстким 
подноском 
По поясам 
2
24 
Валенки По поясам 
2
25 
Галоши на валенки 1 пара 
2
26 
Шапка-ушанка 1 на 3 года 
2
27 
Перчатки с защитным покрытием 
нефте-морозостойкие 
6 пар 
2
28 
Перчатки шерстяные 6 пар 
 
Во избежание переохлаждения работникам не следует во время 
перерывов в работе находиться на холоде в течение более 10 мин при 
температуре воздуха до -10° C и не более 5 мин при температуре воздуха ниже -
10° C. 
Интегральный показатель условий охлаждения (обморожения) – ИПУОО 
определяем по уравнению: 
 
ИПУОО = 34,654 - 0,4664 · tВ + 0,6337 · V,    (7.1) 
 
где ИПУОО - интегральный показатель условий охлаждения; 
tВ – температура воздуха, ° C; 
V – скорость ветра, м/с. 
Например, при температуре воздуха -20 оС и скорости ветра 4 м/с 
интегральный показатель условий охлаждения составит: 
 
ИПУОО = 34,654 - 0,4664 · (-20) + 0,6337 · 4 = 46,5168. 
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В соответствии с методическими рекомендациями МР 2.2.7.2129–06 при 
данном значении ИПУОО риск обморожения – умеренный, продолжительность 
безопасного пребывания на холоде составляет не более 60 мин. 
Для буровых бригад создается система обогрева рабочей площадки 
буровой теплым воздухом. В систему обогрева входят воздухоподогреватели, 
воздуховоды с запорными и распределительными устройствами. 
Предельно допустимые уровни звука и вибрации должны соответствовать 
санитарным нормам шума и вибрации на рабочих местах, ГОСТ 12.01.003-83 и 
ГОСТ 12.1.012-2004.Уровень шума не превышает 80 дБ. 
Шум относится к опасным и вредным факторам в условиях труда, он  
способен вызвать полную или частичную потерю слуха, расстройства нервной 
системы, желудочно-кишечные заболевания и другие.  
 
7.1.2. Анализ опасных производственных факторов и обоснование 
мероприятий по их устранению (техника безопасности). 
Осуществляется процесс гидравлического разрыва пластов. Под 
руководством инженерно-технического работника по утвержденному плану.  
Устанавливаются агрегаты для гидроразрыва пласта. На расстоянии не 
менее 10м от устья скважины так, чтобы расстояние между ними было не менее 
1м, а кабины не были обращены к устью скважины. 
Перед проведением гидравлического разрыва-пласта талевый блок 
опускается вниз, отводится в сторону и прикрепляется к ноге подъемного 
сооружения. На глубиннонасосных скважинах, вывешивается плакат: «Не 
включать — работают люди» и отключают привод станка-качалки. Балансир 
станка-качалки демонтируется либо устанавливается в положение, при котором 
он не будет мешать установке устьевой арматуры и выполнению работ по 
обвязке устья скважины.  
При  монтаже напорных трубопроводов и обвязки устья скважины на 
устьевой арматуре или на нагнетательных линиях устанавливаются обратные 
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клапаны, а на насосах-предохранительные устройства (тарированные 
мембраны) и манометры. С помощью импульсных трубок манометры 
выносятся на расстояние, обеспечивающее возможность безопасного 
наблюдения за их показаниями. Отвод от предохранительного устройства, 
установленного на насосе, закрывается кожухом и выводится под агрегат. 
Выхлопные трубы двигателей, установленных на агрегатах и других 
машинах, обеспечиваются глушителями с искрогасителями и нейтрализаторами 
выхлопных газов и выводятся на высоту не менее 2 м от платформы агрегата.  
При гидравлическом разрыве пласта если возможно возникновение 
давления выше допустимого для эксплуатационной колонны данной скважины, 
то производится пакерование колонны. 
До начала закачки в скважину жидкости для гидравлического разрыва 
проверяется исправность насосных агрегатов и другого оборудования, 
правильность и надежность их обвязки и соединения с устьевой арматурой 
скважины. Проверяется исправность устьевой и запорной арматуры, обратных 
клапанов, а также приборов для замера и регистрации давления.  
Нагнетательные трубопроводы подвергаются опрессовке на давление, в 
полтора раза большее ожидаемого максимального давления при 
гидравлическом разрыве пластов. При производстве гидравлического 
испытания трубопроводов люди должны быть удалены за пределы опасной 
зоны. 
Для осуществления процесса гидравлического разрыва пластов 
необходимо предусмотреть надежную связь между руководителем работ и 
персоналом, обслуживающим агрегаты. 
Агрегаты пускаются в ход только после удаления людей, не связанных 
непосредственно с выполнением работ у агрегатов, за пределы опасной зоны. 
Во время закачки и продавки жидкости при гидроразрыве пластов нахождение 
людей возле устья скважины и у нагнетательных трубопроводов запрещается. 
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Во время работы агрегатов запрещается ремонтировать их, крепить 
обвязку или устранять пропуски в запорной арматуре. Перед отсоединением, 
трубопроводов от устьевой арматуры на ней закрываются краны, а в 
трубопроводе давление снижается до атмосферного. 
Остатки жидкости разрыва из емкостей агрегатов и автоцистерн 
сливаются в канализацию или специальную емкость. 
В зимний период после временной остановки работ производят пробную 
прокачку жидкости, чтобы убедиться в отсутствии пробок в трубопроводах. 
Подогревать систему нагнетательных трубопроводов открытым огнем 
запрещается. 
 
7.2. Экологичность проекта. 
 
Основной вид загрязнения на территории НГДК – химическое 
(органическое, углеводородное), а также тепловое; загрязняющие вещества – 
нефть и нефтепродукты, органические и неорганические ингредиенты 
пластовых вод меловых отложений, растворенные в них газы, компоненты 
бурового раствора, промысловые сточные воды. Значительное воздействие на 
почвенные горизонты и водные объекты оказывают высокоминерализованные 
сеноманские воды, используемые для поддержания пластового давления. Они 
загрязняют не только поверхностные объекты, но и, обладая повышенной 
миграционной способностью, создают угрозу загрязнения подземных вод, 
используемых для питьевых целей.  
К источникам антропогенного воздействия, связанным непосредственно с 
добычей углеводородного сырья, относятся: 
 поисковые, разведочные и добывающие скважины, кустовые 
площадки, шламовые амбары при бурении, капитальном и текущем ремонте 
скважин; 
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 системы нагнетательных скважин для ППД, трубопроводы, 
кустовые насосные станции, очистные сооружения; 
 поглощающие скважины, трубопроводы, насосные станции для 
закачки попутнодобываемых пластовых вод в непродуктивные поглощающие 
горизонты; 
 самоизливы на устьях некачественно сооруженных скважин и 
перетоки в смежные надпродуктивные горизонты в результате заколонных 
перетоков; 
 наблюдательные, законсервированные, некачественно 
ликвидированные скважины; 
 аварийные выбросы нефти, газа, попутных вод при нарушениях 
герметичности устьевого оборудования эксплуатационных скважин и 
трубопроводов; 
 водозаборы подземных вод (используемых для ППД, ПТВ и ХПВ), 
расположенные на площади месторождения; 
 земли, рекультивированные после аварий. 
Перечисленные источники антропогенного воздействия оказывают 
влияние как на геологическую среду (продуктивные и поглощающие 
горизонты, вышележащие водоносные горизонты), так и на другие компоненты 
окружающей среды (атмосферный воздух, почвы, поверхностные воды, 
состояние рельефа, растительность). 
Оценить негативные изменения природной среды можно лишь при 
ведении экологического и геологического мониторинга среды. Вредные 
вещества, присутствующие при эксплуатации и ремонте скважин на 
Самотлорском месторождении. Помимо вредных веществ, применяемых при 
эксплуатации месторождения, существуют вредные вещества, которые в 
процессе эксплуатации и ремонта скважин могут поступать в рабочую зону.  
Это продукты сгорания топлива, углерод (сажа), диоксид углерода, оксид 
углерода, каменноугольные смолы и др. Предельно допустимые концентрации 
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вредных веществ и аэрозолей приведены в таблицах 7.5 и 7.6 (ГОСТ 12.1.007-
76 ССБТ) За загрязнения атмосферы, водных ресурсов, земель предприятия 
нефтяной и газовой промышленности осуществляют плату за выбросы и 
сбросы в администрацию района. В таблице 7.7 представлены платы за 
выбросы в атмосферу. 
 
Таблица 7.5 Предельно допустимые концентрации основных вредных веществ 
на  Самотлорском месторождении. 
Вещество 
 
ПДК,мг/м³ Класс опасности Агрегатное 
Состояние 
Детергент, ДО־¹ 3  Пары и газы 
Кислота соляная 5 2 Пары 
Кислота серная 1 2 Аэрозоли 
Масла минеральные 
ГОСТ20799– 75 
5 3 Аэрозоли 
Метан  300 4 Газ  
Метанол  5 3 Пары 
Метилмеркаптан  0.8 2 Пары 
Сероводород 10 2 Пары и газы 
 Сероводород и углерод С1-С5 3 3 Пары и газы 
Сода  кальцинированная 2 3 Аэрозоли 
Сода  каустическая 0.5 2 Смесь паров 
Углерода оксид 20 4 Пары и газы 
Хроматы, бихроматы 0,01 1 Аэрозоли 
 
Таблица 7.6 - Предельно допустимые концентрации основных аэрозолей 
Вещество 
 
ПДК,  
мг/м³ 
Класс 
Опасности 
Алюминия оксид  2 4 
Барит 6 4 
Диатомит 6 4 
Известняк 6 4 
Кремнесодержащие пыли (глина) 4 4 
Силикаты и силикатосодержащие пыли: 
Асбестоцемент 
 
6 
 
4 
Цемент 6 4 
Сульфанол 3 - 
 
 92 
 
Таблица 7.7 - Загрязняющие вещества и плата за выбросы. 
Наименова
ние 
Кол-
во тонн 
Нормативы платы за 
выбросы, руб/т 
Плата, руб. 
Лимит Сверх 
Окись 
углерода 
3698
,1 
30 60 294252 
Окись 
азота 
41,2 1375 2750 181500 
Углеводор
оды 
617,
3 
60 120 98772 
Сажа 293,
8 
1650 3300 1551132 
 
 
7.3. Безопасность в чрезвычайных ситуациях. 
 
7.3.1 Обеспечение взрывопожарной и пожарной безопасности. 
 
Охраняемыми объектами пожарной охраны являются цеха, здания и 
сооружения. Контроль за соблюдением правил пожарной безопасности при 
новом строительстве ведущимся на территории объекта осуществляется силами 
пожарной охраны объекта. 
Здания и сооружения нового строительства, расположенные вне терри-
тории охраняемого объекта, обслуживаются в пожарно-профилактическом 
отношении наравне с другими, не охраняемыми ведомственной пожарной 
охраной и ППО объектами. 
Главные задачи профилактической работы: 
1) разработка и осуществление мероприятий, направленных на 
устранение причин, которые могут вызвать возникновение пожаров; 
2) ограничение распределения возможных пожаров и создание условий 
для успешной эвакуации людей и имущества в случае пожара; 
3) обеспечение своевременного тушения пожара.  
Профилактическая работа включает следующее: 
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1) ежедневные проверки состояния пожарной безопасности объекта в 
целом и его отдельных участков силами пожарной части и боевых расчетов 
пожарного караула, а также своевременным выполнением предложенных 
мероприятий; 
2) постоянный контроль за проведением пожароопасных работ, выпол-
нение противопожарных требований, норм и правил на объектах нового 
строительства, при реконструкции и переоборудовании цехов, складов и 
других помещений; 
3) проверку исправности и правильного содержания автоматических и 
первичных средств пожаротушения, противопожарного водоснабжения и 
систем извещения о пожарах; 
4) проведение инструктажей, бесед и специальных занятий с работни-
ками и служащими объекта по вопросам пожарной безопасности (так же с 
временными работниками) и других мероприятий по пожарной пропаганде и 
агитации; 
5) подготовку личного состава пожарной дружины и боевых расчетов для 
проведения профилактической работы и тушения возможных пожаров и 
загораний; 
6) ежегодное проведение пожарно-технических обследований объекта с 
вручением руководству объекта предписания Государственного надзора; 
7) осуществление мероприятий по оборудованию в цехах, на установках, 
складах, отдельных агрегатах и помещениях установок и систем пожарной 
автоматики. 
Ответственность за противопожарное состояние предприятий и 
организаций, за выполнение предписаний и предложений государственного 
пожарного надзора и пожарных частей возлагается персонально на 
руководителей этих предприятий и организаций. Руководители предприятий и 
организаций должны назначить приказом начальников цехов, участков или 
других должностных лиц, ответственных за пожарную безопасность отдельных 
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объектов, обеспечение их первичными средствами пожаротушения, а также 
своевременное соблюдение правил и норм пожарной безопасности. 
 
7.3.2. Безопасность в чрезвычайных ситуациях природного и 
социального характера. 
 
При проведении различных ремонтов скважины велика вероятность 
выброса пластовых флюидов, которые характеризуются пожаро- и взрыво-
опасностью. При проведении спуско-подъемных работ, возможно газопро-
явление. При определённой концентрации и возникновении искрения в 
неисправных электрических приборах, газовоздушная смесь взрывается. 
Взрывоопасная концентрация возникает в результате выделения большого 
количества газа и отсутствии смены воздушной массы в этой области.  
Для предотвращения и быстрой ликвидации аварий, которые могут 
возникнуть на объектах нефтедобычи составляются планы по ликвидации 
возможных аварий (ПЛВА). ПЛВА составляются в соответствии с Правилами 
безопасности в нефтяной и газовой промышленности и должны содержать 
следующее: 
1) перечень возможных аварий на объекте; 
2) способы оповещения об аварии (сирена, световая сигнализация, 
громкоговорящая связь, телефон и др.), пути выхода людей из опасных мест и 
участков в зависимости от характера аварии; 
3) действия лиц технического персонала, ответственных за эвакуацию 
людей и проведение предусмотренных мероприятий; 
4) список и порядок оповещения должностных лиц при возникновении 
аварии; 
5) способы ликвидации аварий в начальной стадии. Первоочередные 
действия технического персонала по ликвидации аварий (пожара), 
предупреждению увеличения их размеров и осложнений. Осуществление 
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мероприятий по предупреждению тяжелых последствий аварий. Порядок 
взаимодействия с газоспасательными и другими специализированными 
службами; 
6) список и местонахождение аварийной спецодежды, средств индиви-
дуальной защиты и инструмента; 
7) список пожарного инвентаря, находящегося на объекте; 
8) акты испытания СИЗ, связи, заземления 
9) график и схему по отбору проб газовоздушной среды; 
10) технологическая схема объекта; 
11) годовой график проведения учебных занятий для предотвращения 
возможных аварий; 
План ликвидации аварий составляется и утверждается 1 раз в пять лет. 
Согласно графика с работниками предприятия каждый месяц проводятся за-
нятия по ликвидации возможных аварий. Результаты занятий заносятся в 
журнал с подписью ответственного лица из числа инженерно-технических 
работников. Также на предприятии проводятся занятия и учебные тревоги по 
гражданской обороне для подготовки людей к защите от ядерного, химического 
и биологического оружия массового уничтожения, создания условий, 
повышающих устойчивую работу предприятий в военное время. 
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ЗАКЛЮЕНИЕ 
 
В данной работе рассмотрены методы интенсификации, применяемые на 
Самотлорском месторождении, в специальной части проведен анализ 
эффективности ГРП, который показал, что эффективность зависит как от 
технологических параметров, так и от геологического разреза продуктивного 
пласта, в частности от неоднородности и расчлененности. 
 Применение ГРП позволяет вовлекать в разработку ранее не дренируемые 
запасы нефти, повышая сложившиеся характеристики вытеснения. 
 Система воздействия на пласт требует большей активизации. В зонах 
развития низкопродуктивных коллекторов, где сосредоточены основные объёмы 
работ по производству ГРП, имеются участки с пониженным на 15-20 атм. 
пластовым давлением. Система поддержания пластового давления на таких участках 
требует выполнения проектных решений по формированию элементов системы 
заводнения. 
 Применение ГРП способствовало увеличению добычи нефти из 
скважин по объекту АВ1. За рассматриваемый период дополнительная добыча 
от проведения ГРП на одну скважину составила 2620 тыс.т.  
 Влияние ГРП на динамику обводнённости продукции 
положительно. На объектах пласта АВ1 это вызвано вовлечением в разработку 
запасов нефти, содержащихся в прерывистых коллекторах. 
 ГРП в коллекторах прерывистого типа меняет в лучшую сторону 
характеристику вытеснения запасов нефти, а в гидродинамически связанных 
коллекторах не оказывает на неё существенного влияния. Поэтому, анализ ГРП 
в коллекторах различного строения свидетельствуют: наиболее эффективным 
объектом работ под ГРП являются прерывистые коллектора. ГРП на них 
способствует увеличению нефтеотдачи пластов. 
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Анализируя результаты проведения ГРП по пласту АВ1, можно сделать 
вывод, что на данном объекте рациональнее использовать жидкость разрыва на 
нефтяной основе чем на водной.  
Для данного месторождения можно сделать следующее заключение. 
Применение ГРП не на всех скважинах дало ожидаемые результаты, 
предварительно возможными причинами этого могут являться: 
 некачественное цементирование заколонного пространства; 
 неоптимальное проектирование технологии ГРП из-за слабого учета 
и незнания ФЕС и свойств флюидов; 
 особые свойства углеводородов (парафин, газ); 
 возможность наличия системы естественных трещин и разломов 
(уход      проппанта в разломы). 
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